Повышение эффективности подбора погружного оборудования применительно к наклонно-направленным скважинам Ванкорского нефтегазового месторождения с горизонтальным окончанием (Красноярский край) by Неудачин, Дмитрий Валерьевич
  
 
Федеральное государственное автономное 
образовательное учреждение 
высшего образования 
«СИБИРСКИЙ ФЕДЕРАЛЬНЫЙ УНИВЕРСИТЕТ» 
Институт нефти и газа 
Кафедра разработки и эксплуатации нефтяных и газовых месторождений 
 
УТВЕРЖДАЮ                      
Заведующий кафедрой 
______ Булчаев Н.Д. 
 подпись   инициалы, фамилия  
« _____»   ________  2016г. 
 
БАКАЛАВРСКАЯ РАБОТА 
21.03.01.02 «Эксплуатация и обслуживание объектов добычи нефти» 
Повышение эффективности подбора погружного оборудования 
применительно к наклонно-направленным скважинам Ванкорского 
нефтегазового месторождения с горизонтальным окончанием 
(Красноярский край) 
 
 
 
Руководитель      ________      профессор т.н. С.И. Васильев 
       подпись, дата    должность, ученая степень, инициалы, фамилия 
 
Выпускник             ________          Д.В. Неудачин 
                          подпись, дата                инициалы, фамилия 
Консультанты: ________                 ______________ 
                                 подпись, дата                инициалы, фамилия 
Нормоконтролер __________          _______________ 
                      подпись, дата                инициалы, фамилия 
 
 
 
Красноярск 2016
  
Федеральное государственное автономное 
образовательное учреждение 
высшего образования 
«СИБИРСКИЙ ФЕДЕРАЛЬНЫЙ УНИВЕРСИТЕТ» 
Институт нефти и газа 
«Разработка и эксплуатация нефтяных и газовых месторождений» 
 
 
 
УТВЕРЖДАЮ                      
Заведующий кафедрой 
______ Булчаев Н.Д. 
 подпись   инициалы, фамилия  
« _____»   ________  2016г. 
 
ЗАДАНИЕ 
НА ВЫПУСКНУЮ КВАЛИФИКАЦИОННУЮ РАБОТУ 
в форме бакалавровской работы
2 
 
Студенту   Неудачину Дмитрию Валерьевичу 
Группа  ГБ 12-04   Направление (специальность):21.03.01.02 
«Эксплуатация и обслуживание объектов добычи нефти» 
Тема выпускной квалификационной работы:  «Повышение 
эффективности подбора погружного оборудования 
применительно к наклонно-направленным скважинам 
Ванкорского нефтегазового месторождения с горизонтальным 
окончанием (Красноярский край)». 
 
Утверждена приказом по университету № _______ от _________________ 
 
Руководитель ВКР ______________________________________________ 
инициалы, фамилия, должность, ученое звание и место работы 
 
Исходные данные для ВКР _______________________________________ 
______________________________________________________________ 
______________________________________________________________ 
Перечень разделов ВКР___________________________________________ 
_______________________________________________________________ 
_______________________________________________________________ 
_______________________________________________________________ 
Перечень графического материала __________________________________ 
________________________________________________________________ 
________________________________________________________________ 
_______________________________________________________________ 
 
Руководитель ВКР _________________ ________________________ 
подпись инициалы и фамилия 
 
Задание принял к исполнению ___________________________________ 
подпись, инициалы и фамилия студента 
 
« ___ » __________ 20__ г. 
3 
 
 
РЕФЕРАТ 
 
Выпускная квалификационная работа по теме «Повышение 
эффективности  подбора погружного оборудования применительно к 
наклонно-направленным скважинам Ванкорского нефтегазового 
месторождения с горизонтальным окончанием (Красноярский край)» 
содержит 87 страниц, 15 рисунков, 20 таблиц, 83 формулы, 12 источников 
литературы. 
ГЛУБИНОНАСОСНОЕ ОБОРУДОВАНИЕ, ГОРИЗОНТАЛЬНАЯ 
СКВАЖИНА, МЕСТОРОЖДЕНИЕ, КОРРОЗИОННЫЙ ИЗНОС 
ОБОРУДОВАНИЯ, КОЭФФИЦИЕНТ СЕПАРАЦИИ, ФЛЮИД 
Объектом исследования является Ванкорское месторождение. 
Цель работы – произвести подбор погружного оборудования на 
основе имеющихся методик и программных комплексов, исходя из 
особенностей Ванкорского месторождения, физико-химических свойств 
нефти и условий залегания. 
В процессе работы особенности разработки месторождения, 
проведен анализ параметров действующего фонда с особым акцентом на 
механизированной добыче.  
Высокие дебиты, скважины большого диаметра с горизонтальным 
окончанием, высокий газовый фактор и низкая температура пласта – все 
эти факторы потребовали нестандартных подходов к подбору 
глубинонасосного оборудования, относительно тех, которые ранее 
применялись на месторождениях России. 
Произведен подбор оборудования по усовершенствованной 
методике Ляпкова и программных комплексах с сравнением полученных 
результатов. 
Выработаны определенные рекомендации по повышению 
эффективности работы скважин с учетом внесенных поправок. 
Для выполнения дипломной работы использовался текстовый 
редактор Microsoft Word. Презентация подготовлена с помощью Microsoft 
Power Point. 
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ВВЕДЕНИЕ 
 
Реализация проекта освоения Ванкорского месторождения является 
результатом комплексного подхода к освоению запасов нефти и газа, 
предусматривающего синхронное развитие проектов нефтегазодобычи, 
переработки сырья и транспортировки углеводородов. Инновационные 
решения позволили успешно решить технологические проблемы, 
обусловленные сложным строением месторождения, удаленностью от 
инфраструктур, сложными природными условиями. При реализации 
Ванкорского проекта использованы передовые технологии в области геологии 
и разработки, бурения, строительства и эксплуатации скважин, строительства 
объектов наземного обустройства. Применяемые технологические решения 
позволяют достигать высоких производственных и экономических показателей. 
Ванкор является интеграционным проектом развития Восточной Сибири и 
Дальнего Востока.  
Высокие дебиты, скважины большого диаметра с горизонтальным 
окончанием, высокий газовый фактор и низкая температура пласта – все эти 
факторы потребовали нестандартных подходов к подбору глубинонасосного 
оборудования, относительно тех, которые ранее применялись на 
месторождениях России. 
В данной дипломной работе рассмотрены особенности разработки 
Ванкорского месторождения, представлен анализ действующего фонда, 
произведен подбор погружного оборудования на основе имеющихся методик и 
программных комплексов, исходя из особенностей месторождения, физико-
химических свойств нефти и условий залегания пластов. 
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1 ГЕОЛОГО-ФИЗИЧЕСКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА 
ВАНКОРСКОГО МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
 
1.1 Общие сведения о Ванкорском месторождении 
 
«Ванкорское нефтегазоконденсатное месторождение расположено в 
Туруханском районе, на территории Дудинского района Таймырского 
муниципального района Красноярского края. Ближайший населенный пункт г. 
Игарка находится в 140 км, а районный центр п. Туруханск – в 300 км к юго-
западу от месторождения.» - [1,1] 
 
 
Рисунок 1 – Схема лицензионных участков АО «Ванкорнефть» 
 
Район относится к слабо населённым с плотностью населения менее 1 
человека на кв.км. В г. Игарка имеется речной порт и аэропорт, который 
способен принимать тяжёлые самолёты. Постоянная дорожная сеть в районе 
месторождения и на прилегающих территориях отсутствует. Необходимые 
материалы и оборудование в г. Игарка завозятся водным путём по р. Енисей. 
Общая протяженность водной магистрали Красноярск-Игарка – 1747 км. 
На площадь Ванкорского месторождения основной объём грузов может 
завозиться только зимой, после достаточного промерзания болот, когда 
начинают функционировать временные зимние дороги (зимники). Расстояние 
по зимнику от г. Игарка до площади месторождения в среднем 150 км. 
Ближайшие месторождения, находящиеся в промышленной 
эксплуатации:Мессояхское, Южно- и Северо-Соленинское, расположены в 160-
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180 км на северо-западе от Ванкорского. Месторождения связаны газопроводом 
с г. Норильском и конденсатопроводом с г. Дудинкой, где имеется цех по 
переработке конденсата. В 200 км к юго-западу от Ванкорского месторождения 
находится Заполярное месторождение, на котором расположена ближайшая 
точка магистрального газопровода системы «Трансгаза». 
В 2009 г. был введен в эксплуатацию магистральный нефтепровод 
Ванкор-Пурпэ. В 2013 году – магистральный газопровод. 
 
1.2 Природно-климатические условия района и месторождения 
 
Климат района резко континентальный. Территория находится в зоне 
постоянного вторжения холодных арктических масс воздуха со стороны 
Северного Ледовитого океана и отличается продолжительной холодной зимой 
(8-9 месяцев) и умеренно теплым летом, большими годовыми и суточными 
перепадами температур воздуха. Продолжительность 
зимнего периода – 8 месяцев, с октября по май. Среднегодовая температура 
воздуха – минус 10 оС. Наиболее холодные месяцы – декабрь, январь, февраль: 
средняя температура – минус 26оС, в отдельные дни температура воздуха 
опускается до минус 57оС. 
Мощность снежного покрова от 1 до 3 м. Разрушение устойчивого 
снежного покрова начинается в середине мая, заканчивается к середине июня. 
Среднегодовое количество осадков около 450 мм, наибольшее количество 
осадков приходится на август - сентябрь. Максимальная скорость ветра 
достигает 25 м/с, средняя скорость ветра – 5-7 м/с. 
Месторождение находится в зоне распространения многолетнемерзлых 
пород. В среднем толщина этой зоны составляет 450-480 м, толщина 
деятельного слоя – 0,5-1,0 м. 
 
1.3 Стратиграфия и литология 
 
В геологическом строении Ванкорского месторождения принимают 
участие метаморфические образования архейско-среднепротерозойского 
возраста, осадочные образования ранне-средне-позднепалеозойского и 
мезозойско-кайнозойского возраста. Глубоким бурением изучены только 
отложения мезозойско-кайнозойского возраста. Сведения о строении более 
древних отложений носят гипотетический характер (геофизические 
исследования и аналогии с соседними территориями). Скважинами 
Ванкорского месторождения вскрыты юрские, меловые и четвертичные 
отложения. Причем, юрские отложения вскрыты не в полном объеме, в самой 
глубокой скважине Вн-11 забой находится в вымских отложениях средней юры. 
«Нижнехетская свита (K1br-v1)в объеме берриаса и низов валанжина в 
пределах месторождения пользуется повсеместным распространением и 
представлена преимущественно глинистыми породами с прослоями 
алевролитов и песчаников. Глины и аргиллиты темно-серые, плитчатые, с 
голубоватым оттенком, тонкослоистые, слабо песчанистые, с обугленными 
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растительными остатками и обломками фауны. Песчаники и алевролиты 
светло-серые, мелко- и среднезернистые, глинистые, слюдистые, местами 
известковистые, плотные. 
В средней части свиты выделяется два песчаных продуктивных пласта 
(Нх- III, Hx-IV), общей толщиной около 80м, а в верхней части – песчаная 
пачка Нх-I, толщиной порядка 10м с доказанной нефтенасыщенностью. 
К кровле пласта Нх-I приурочен отражающий сейсмический горизонт IД. 
Максимальная вскрытая толщина отложений нижнехетской свиты в скважине 
ВН-4 – 441 м. 
Суходудинская свита (K1v1-h) сложена преимущественно песчано-
алевритовыми породами, согласно залегающими на подстилающих отложениях 
нижнехетской свиты. Свита является региональным коллектором, в разрезе 
которого выделяется до 13 песчаных пластов, в том числе до 10 газоносных 
(Соленинское, Казанцевское, Пеляткинское месторождения). На Ванкорском 
месторождении выдержанные глинистые прослои отсутствуют, в связи с 
чем,залежи углеводородов не локализуются. Песчаники серые, мелко- и 
среднезернистые, глинистые, местами известковистые. Алевролиты серые и 
темно-серые, плотные, песчанистые. Аргиллиты темно-серые, плотные, 
плитчатые, с многочисленными остатками пелицепод, обугленных 
растительных остатков и конкрециями сидерита. Толщина свиты довольно 
выдержанная и составляет 548-588 м. 
Малохетская свита (K1br-a1), так же как и суходудинская 
литологически представлена песчаниками с малочисленными прослоями 
глинисто-алевритовых пород. Верхняя часть разреза более песчанистая, в 
нижней – глинизация увеличивается. Песчаники светло-серые, серые, 
мелкозернистые, рыхлые. Алевролиты серые, тонкозернистые, плотные, 
массивные. Аргиллиты темно-серые, плотные, тонкослоистые, слабоволнистые, 
плитчатые. Толщина свиты 256-261 м. 
Яковлевская свита (K1a1-al3) на месторождении представлена частым 
переслаиванием песчаников, алевролитов и аргиллитов, с преобладанием 
глинистых разностей, обогащенных линзовидными прослоями углей. 
Песчаники серые, желтовато-серые, мелко-среднезернистые, 
кварцполевошпатовые, с прослоями углистых аргиллитов. С пластами Як I-VII 
связана нефтегазоносность разреза свиты. Алевролиты серые, тонкозернистые, 
плотные, массивные. Аргиллиты темно-серые, с зеленоватым оттенком, 
тонкослоистые, плитчатые. В продуктивной части свиты прослеживается 
сейсмический горизонт IБ. Толщина отложений свиты – 432-441 м 
В разрезе верхнего мела выделена долганская свита, охватывающая 
отложения сеноманского яруса и частично верхов альба, дорожковская свита в 
составе нижнего турона, насоновская (верхний турон-сантон), а так же 
салпадаяхинская и танамская свиты в составе кампанского и маастрихтского 
ярусов. 
Отложения долганской свиты (K1al3-K2s) согласно перекрывают породы 
яковлевской свиты и представлены песчаниками с прослоями алевролитов и 
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аргиллитов. Толщина песков и песчаников достигает нескольких сот метров. 
Песчаники серые, светло-серые, разнозернистые, кварцполевошпатовые, 
нередко косослоистые. С прослоями песчаников на месторождении связаны 
продуктивные газоносные пласты Дл I-III. Алевролиты и аргиллиты 
зеленовато-серые, кварцполевошпатовые, встречаются аркозовые разности. В 
кровле долганской свиты выделен сейсмический отражающий горизонт IA. 
Толщина отложений свиты 305-322 м.  
Дорожковская свита (K2t1) на всей территории Енисей-Хатангского 
прогиба и Пур-Тазовской НГО является региональной покрышкой, породы 
которой представлены темно-серыми аргиллитами с тонкими прослоями серых 
и зеленовато-серых алевролитов. На нижележащих отложениях долганский 
свиты они залегают согласно. Толщина отложений 70-78 м. 
Насоновская свита (K2t2-st )литологически сложена песчаниками и 
алевритами. Основной состав свиты – алевриты, в кровельной и подошвенной 
частях наблюдается опесчанивание разреза. Алевриты серые, серо-зеленые, с 
подчиненными прослоями глин, темно-серых, вязких. Песчаники зеленовато-
серые, мелкозернистые на глинистом цементе. Толщина свиты 310-31 м. 
Отложения салпадаяхинской и танамской свит (K2kp-m) венчают 
разрез верхнего мела представлены глинами темно-серыми, с прослоями 
алевролитов светло-серых, слюдистых, со стяжениями известковистых 
алевролитов, и песков серых, плотных, мелкозернистых, глинистых. Толщина 
отложений 467-530 м.» - [1,4]. 
Четвертичные образования с размывом залегают на отложениях 
танамской свиты и представлены песками, глинами, супесями и суглинками. 
Толщина отложений, в зависимости от гипсометрического плана поверхности 
размыва верхнемеловых пород колеблется в пределах от 30 до 80 м. 
 
1.4 Тектоника 
 
Рассматриваемая территория находится в пределах Большехетской 
структурной мегатеррассы, положительного незамкнутого элемента I порядка в 
пределах Надым-Тазовской синеклизы. В пределах Большехетской мегатеррасы 
выделяется Сузунское, и Лодочное валообразные поднятия. Ванкорская 
структура осложняет северное окончание Лодочного валообразного поднятия. 
Ванкорское поднятие по всем картируемым уровням представляет собой 
изометричную структуру, вытянутую с юга на север.По кровле долганской 
свиты поднятие замыкается изогипсой -980 м, имеет длину 28,3км, и ширину 
8,8-14,9 км, соотношение длинной и короткой осей 3,2-1,9. Высота поднятия 
60м, площадь 313,8 км2. Южный купол поднятия оконтуривается изогипсой -
950 м, имеет высоту 30 м и площадь 213 км2. Северный купол по этому уровню 
не сформирован. На его месте находится 4 мелких брахиантиклинали 
амплитудой менее 10 м. 
По кровле нижнеяковлевской подсвиты Ванкорское поднятие 
оконтуривается изогипсой -1600 м, имеет длину 30,3 км и ширину 5,6-13,3 км. 
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Соотношение длинной и короткой осей 2,3-5,4. Высота поднятия 70 м, площадь 
269,2 км2. Северный и Южный купола замыкаются изогипсой -1580 м. Южный 
купол имеет высоту 45 м и площадь 115,6 км2, а Северный– 20 м и 45,5 км2, 
соответственно.По кровле нижнехетской свиты Ванкорское поднятие 
оконтуривается изогипсой -2620м, имеет длину 32,1 км и ширину 11,7-18,1 км. 
Соотношение длинной и короткой осей 1,8-2,7. Высота поднятия 120 м, 
площадь 462,8 км2. Северный и Южный купола замыкаютсяизогипсой -2570 м. 
Южный купол имеет высоту 70 м и площадь 133,5 км2, а Северный - 25 ми 41,5 
км2, соответственно. По уровню нижнехетской свиты Ванкорское поднятие 
осложненомалоамплитудными разломами, смещение по которым не превышает 
10 м. 
 
1.5 Нефтегазоносность 
 
Общая характеристика продуктивных залежей и статистические 
показатели неоднородности приведены в таблице 1 
 
Таблица 1 – Характеристика продуктивных залежей Ванкорского 
месторождения 
Параметры 
Объекты разработки 
Дл-I- III Як-I Як-II 
Як-III- 
VII 
Сд-IХ HX-I HX-III-IV 
Средняя глубина залегания 
(абсолютная отметка), м 
1100 1647 1659 1671 2400 2670 2786 
Тип залежи 
Пластовый, сводовый 
литологически экрани-
рованный 
Массивный, 
 сводовый 
Пластовый, 
сводовый 
литологически 
экранированный 
Пластовый, 
сводовый 
Тип коллектора Терригенный 
Площадь нефтегазоносности, 
тыс.м2 
247500 23328 72220 271480 17996 384920 301410 
Средняя общая толщина, м 29 10 40 82 41 21 62 
Средняя газонасыщенная 
толщина, м 
11,2 2,9 1,4 5,9 - - 16,5 
Средняя эффективная 
нефтенасыщенная толщина, 
м 
- - - 19,1 5,3 6,3 17,3 
Средняя эффективная 
водонасыщенная толщина, м 
6,5 6,0 38,5 28,5 15,2 2,9 11,0 
Коэффициент пористости, 
доли ед. 
0,26 0,27 0,25 0,27 0,20 0,20 0,20 
Коэффициент 
нефтенасыщенности ЧНЗ, 
доли ед. 
- - - - - 0,48 - 
Коэффициент 
нефтенасыщен- ности ВНЗ / 
ВНГЗ, доли ед. 
- - - 0,59/ 0,66 0,60 0,30/ 0,51 / 0,59 
Коэффициент 
нефтенасыщен- ности пласта, 
доли ед. 
- - - 0,61 0,60 0,46 0,53 
Проницаемость, 10-3 мкм2 250 51 26 480 40 20 240 
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Нефтегазопродуктивность Ванкорского месторождения связана с 
долганским, яковлевским, суходудинским и нижнехетским уровнями. 
Месторождение является многозалежным, на Государственном балансе на 
01.01.2008 г. числятся три газовые залежи – Дл-I-III, Як-I и Як-II, приуроченные 
к долганской и яковлевской свитам, две нефтяные залежи – Сд-IX и НХ-I, 
приуроченные к суходудинской и нижнехетской свитам, газонефтяная залежь –
Як-III-VII и нефтегазоконденсатная залежь НХ-III-IV, приуроченные к 
яковлевской и нижнехетской свитам. 
 
1.6 Физико-химические свойства флюидов в пластовых и 
поверхностных условиях 
 
Физико-химические свойства пластовых флюидов определялись на 
основе отбора и анализа глубинных и поверхностных проб. Пробы отбирались 
при испытании пластов Нх-I, Нх-III-IV и Як-III-VII, Сд-IX. Свойства пластовых 
нефтей по глубинным пробам представлены в таблице 2 
 
Таблица 2 – Свойства пластовой нефти 
Наименование 
Продуктивные пласты 
Як-III-VII Нх-I Нх-III-IV Сд-IX 
Давление насыщения газом, МПа 15,9 25,4 27,1 23,5 
Газосодержание при дифференциальномразгазировании 
м3/м3 58,3 186,7 188,8 - 
м3/т 61,6 202,0 211,0 - 
Объемный коэффициент при Рпл и tпл 
однократное разгазирование, доли ед. 1,121 1,44 1,48 1,39 
дифференциальное разгазирование, доли ед. 1,120 1,42 1,46 1,37 
Плотность пластовой нефти при Pпл и tпл, г/см3 
однократное разгазирование - - - - 
дифференциальное разгазирование 0,850 0,692 0,687 0,724 
Плотность нефти в поверхностных условиях 0,902 0,826 0,847 0,868 
Плотность газа при 200С, г/см3 0,71 0,84 0,87 - 
Вязкость пластовой нефти при Рпл и tпл, мПа·с 8,9 0,7 0,7 1,063 
 
Пласты Дл-I-III 
«Пласты Дл-I-III охарактеризованы только шестью пробами свободного 
газа, отобранными на устье (таблица 3). Газ по своему составу относится к 
сухим, содержание метана составляет 91,3-98,6% (при среднем значении 
95,4%), 3,5% от объема газа занимает азот. Содержание тяжелых углеводородов 
не превышает 1%. Плотность свободного газа, в среднем, равна 0,83 кг/м3. 
Коэффициент сверхсжимаемости равен 0,842. 
Пласты группы Як 
По результатам хроматографического анализа в компонентных составах 
жидкой и газовой фаз пластовой и разгазированной нефтей сероводород 
отсутствует. Нефтяной газ сухой. Коэффициент жирности составляет 3,2 %. 
Молярная доля метана в газе однократного разгазирования пласта Як-III-VII 
равна 94,2 %. Молекулярная масса пластовой нефти составляет 192,2 г/моль. По 
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плотности (при однократном разгазировании) нефть пластов Як-III-VII 
относится к тяжелым (902,3 кг/м3). Вязкость нефти в пластовых равна 8,9 
мПа·с. Нефть относится к средневязким. Нефть пластов характеризуется как 
малосернистая, малопарафинистая, малосмолистая, с содержанием асфальтенов 
от 0,1 % до 0,7 %, с выходом фракций до 350ºС от 38 до 77 % объемных. 
Технологический шифр нефти – IТ2П1. Исследования свободного газа не 
проводились. 
Пласт Сд-IX 
По пласту Сд-IX отобрана всего одна поверхностная проба. Основные 
физико-химические свойства пластовой нефти были определены расчетным 
способом - с помощью программы FLPROP. По плотности (при однократном 
разгазировании) нефть относится к средним (867 кг/м3). Вязкость нефти в 
пластовых условиях составляет 1,0 мПа·с, что позволяет отнести ее к 
маловязким. Нефть пласта Сд-IX характеризуются как малосернистая, 
парафинистая, малосмолистая,с содержанием асфальтенов около 0,06 %, с 
выходом фракций более 300ºС – 67 %. Температура начала кипения нефти 117 
°С. Плотность поверхностной нефти в пробе составляет 867 кг/м3. 
Технологический шифр нефти - IТ1П2. 
Пласты группы НХ 
По результатам хроматографического анализа в пластовой нефти 
сероводород отсутствует (таблица 4). Нефтяной газ жирный. Коэффициент 
жирности изменяется в пределах от 9,8 % (НХ-I) до 17,7 % (НХ-III-IV). Газ, 
выделяющийся при однократном разгазировании нефти пласта НХ-I, более 
обогащен тяжелыми углеводородами (С6+ – 1,45 %), чем газ пласта НХ-III-IV; 
молярная доля метана в газе однократного разгазирования пласта НХ-III-IV 
ниже (82,1 %), чем в НХ-I (90,1 %). Молекулярная масса пластовой нефти 
изменяется в диапазоне от 101,2 (НХ-III-IV) до 108,3 г/моль (НХ-I). По 
плотности (при однократном разгазировании) нефть пластов группы НХ легкая 
(828,1 – 839,2 кг/м3).Вязкость нефти в пластовых условиях равна 0,7 мПа·с. 
Соответственно, нефть пластов группы НХ относится к маловязким. Нефти 
пластов группы НХ характеризуются как малосернистые, парафинистые, 
малосмолистые, с содержанием асфальтенов от 0,2 (пласт НХ-III-IV) до 0,3 
%(пласт НХ-I), с выходом фракций до 350 ºС от 56,3 (пласт НХ-III-IV) до 60 % 
объемных(пласт НХ-I). Технологический шифр нефти – IТ1П2.Характеристика 
свободного газа представлена по трем пробам, отобранным на устье, для 
пластов НХ-III-IV. Газ относится к сухим – среднее содержание метана 94,5 %, 
и характеризуется низким содержанием тяжелых гомологов метана. Этана, в 
среднем, содержится 0,2 %. Относительная плотность по воздуху в среднем по 
пласту составляет 0,58.» - [1,11]. 
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Таблица3 – Свойства попутного нефтяного газа 
Параметр 
Ванкорское месторождение 
при однократном разга- 
зировании пластовой нефти в 
стандартных условиях 
при 
дифференциальномразгазирован
ии пластовой нефти в рабочих 
условиях 
пластовая 
нефть 
выделившийся газ нефть выделившийся газ нефть 
1 2 3 4 5 6 
Пласты Як-Ш-VII 
Молярная концентрация 
компонентов, % 
 
-сероводород - - - - - 
-двуокись углерода 0,84 0,01 0,92 0,04 0,32 
-азот +редкие в т.ч. гелий 1,94 0,02 0,13 - 0,08 
-метан 94,24 0,10 95,84 0,45 35,87 
-этан 2,21 0,15 2,69 0,49 1,10 
-пропан 0,23 0,07 0,06 0,04 0,11 
-изобутан 0,19 0,07 0,05 0,11 0,09 
-нормальный бутан 0,08 0,03 0,02 0,04 0,03 
-изопентан 0,08 0,05 0,01 0,09 0,05 
-нормальный пентан 0,03 0,02 - 0,02 0,02 
-гексаны Сб+ 0,15 99,59 0,27 98,72 62,31 
Молярная масса г/моль 16,9 297,9 17,4 303,6 192,17 
Плотность:  
-газа, кг/м3 0,71 - 0,69 - - 
-газа (отн. по воздуху), Д.ед. 0,59 - 0,59 - - 
-нефти, кг/м3 - 902,3 - 901,9 850,0 
Пласт HX-I 
-сероводород - - - - - 
-двуокись углерода 0,44 0,01 0,74 0,01 0,24 
-азот + редкие в т.ч. гелий 0,68 - 0,28 - 0,37 
-метан 90,05 0,24 89,12 0,27 50,42 
-этан 1,58 0,07 2,33 0,12 0,93 
-пропан 2,40 0,34 2,96 0,83 1,53 
-изобутан 0,84 0,35 0,81 0,73 0,63 
-нормальный бутан 1,36 0,86 1,48 1,19 1,16 
-изопентан 0,59 1,08 0,49 1,41 0,80 
-нормальный пентан 0,58 1,34 0,58 1,54 0,91 
-гексаны Сб+ 1,45 95,71 1,21 93,88 43,00 
Молярная масса г/моль 19,8 220,4 19,9 216,1 108,3 
Плотность:  
-газа, кг/м3 0,90 - 0,84 - - 
-газа относительная (по 
воздуху), доли ед. 
0,75 - 0,70 - - 
-нефти, кг/м3 - 828,1 - 823,0 693,1 
ПластыHX-III-IV 
Молярная концентрация 
компонентов, % 
 
-сероводород - - - - - 
-двуокись углерода 0,31 0,02 0,35 - 0,03 
-азот +редкие в т.ч. гелий 3,08 0,03 1,34 - 0,08 
-метан 82,08 0,02 84,36 0,11 46,70 
-этан 3,22 0,15 3,96 0,24 2,36 
-пропан 4,19 0,66 3,79 1,61 3,18 
-изобутан 1,84 0,76 1,77 1,75 1,59 
-нормальный бутан 2,46 1,67 2,40 2,31 2,45 
-изопентан 1,02 1,81 0,76 2,74 1,55 
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Окончание таблицы 3 
 
Таблица4 – Свойства пластовой воды 
Параметры Попутно добываемая Пластовая 
Газосодержание, м3/м3 - 2,5 
Плотность воды, кг/м   
- в стандартных условиях 1001,3-1020,8 1007,6 
- в условиях пласта - 986,0 
Вязкость воды в условиях пласта, мПа-с - 0,5 
Коэффициент сжимаемости, 10-4-1/МПа - 4,9 
Объемный коэффициент воды, доли ед. - 1,022 
Химический состав вод, (мг/л)/(мг-экв/л) 2461,9-6410,1/ 3740,4/ 
Na++ К+ 107,0-276,1 161,6 
Са+2 45,1-765,5/ 160,8/ 
2,3-38,2 8,0 
Mg +2 3,7-75,9/ 
0,3-6,2 
31,4/ 
2,6 
Cl-  3150-10680,6/ 5523,9/ 
88,8-3754,4 155,7 
НСОз- 214,0-3123,2/ 871,0/ 
3,5-51,2 14,3 
СОз2 36-45/ 40,5/ 
1,2-1,5 1,4 
S04-2 3,3-213,9/ 37,3/ 
0,1-4,5 1,0 
NH4+ 1,7-17,5/ 8,7/ 
0,1-0,9 0,4 
В- 2,9-20,3 15,0 
I- 0,25-10,3/ 5,4/ 
0,02-0,1 0,05 
Br- 16,6-39,9/ 27,3/ 
0,2-0,4 0,4 
Общая минерализация, г/л 6,5-20,8 9,3 
Водородный показатель, рН 6,8-7,8 7,2 
Жесткость общая, (мг-экв/л) 3,5-74,8 39,1 
Химический тип воды (по В.А. Сулину) Хлоридно-кальциевый 
 
Пластовая, попутно добываемая вода среднеминерализованная, жесткая, 
соленая, относится к хлоридно-кальциевому типу. При закачке в пласт через 
систему ППД необходима дополнительная подготовка пресной воды 
добываемой из озер и поверхностных вод для уменьшения эффекта 
несовместимости вод и как следствие выпадения солей в пласте.  
1 2 3 4 5 6 
-нормальный пентан 0,73 1,99 0,73 2,43 1,44 
-гексаны Сб+ 1,06 93,01 0,54 88,79 40,61 
Молярная масса г/моль 22,2 207,2 21,1 202,5 101,2 
Плотность:  
-газа, кг/м3 0,90  0,89 - - 
-газа относительная (по 
воздуху), доли ед. 
0,75  0,72 - - 
-нефти, кг/м3 - 839,2 - 845,1 688,2 
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Таблица 5 – Сведения о запасах углеводородов 
 
Возраст 
продуктив
ной толщи 
/ пласт 
Начальные запасы 
(А+В+С1) 
Добыча нефти 
% выработки 
запасов 
нефти (НИЗ) 
Остаточные 
извлекаемые 
запасы нефти 
(А+В+С1) 
тыс. т. 
Запасы 
нефти 
кат.С2 
(извл.) 
тыс. т. 
Балансовы
е 
тыс. т. 
Извлекаем
ые 
тыс. т. 
За 2012 
г. 
тыс. т. 
С начала 
разработки 
тыс. т. 
Ванкорское 
месторождение 
К1 / Як 1 
      
1 880 
К1 / Як 2 
      
4 284 
К1 / Як 3-7 621 559  287 160 12 314 43 784 14,58 243 376 13 085 
К1 / Сд 9 5 349 1 728 0 5 0,21 1 723 579 
К1 / Нх 1 129 557 48 067 1 284 4 037 8,12 44030 1 675 
К1 / Нх 3-4 334 307  139 056 4 713 17 806 12,58 121 250 2 441 
 
 1090 772 476 011 18 311 55632 13,13 410379 23 044 
 
Ванкорское месторождение является крупнейшим новым 
месторождением России. По величине извлекаемых запасов нефти 
рассматриваемое месторождение относится к категории крупных (таблица 5). 
Балансовые запасы на конец 2013 года составляли 1 090 772 тыс. т. 
Извлекаемые 476 011 тыс. т. 
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2 АНАЛИЗ СОСТОЯНИЯ РАЗРАБОТКИ И ФОНДА СКВАЖИН 
 
2.1 Схема разработки месторождения 
 
Согласно проекту разработки, составленному РН-УфаНИПИнефть в 2009 
году, было рассмотрено три варианта разработки. Обоснование выбора 
расчетного варианта разработки для залежей пластов Як-III-VII, 
Сд-IX, НХ-I, НХ-III-IV, Як-I-II, Дл-I-III проведено на основании расчетов 
на гидродинамической модели. К реализации был принят III вариант. В целом к 
концу разработки, по расчетам должны достигаться следующие параметры: 
накопленная добыча нефти – 520147 тыс.т., жидкости – 3638189 тыс.т, 
накопленная закачка – 4115312 тыс.м3; растворенного газа – 60998 млн.м3, газа 
газовых шапок – 47063 млн.м3, газового конденсата – 4848 тыс.т; достижение 
КИН – 0,434 д.ед., КИК – 0,550 д.ед. 
Общий фонд скважин – 536 ед., 252 ед. – горизонтальных добывающих, 9 
ед. – вертикальных добывающих (в т.ч. 9 разведочных), 62 ед. – 
горизонтальных нагнетательных, наклонно-направленных нагнетательных – 
112 ед., 6 ед. – газонагнетательных, 76 ед. – водозаборных, 10 ед. – 
наблюдательных, бурение БГС – 168 ед., ликвидированных – 9 ед. Фонд для 
бурения – 454 ед., в т.ч. горизонтальных добывающих – 215 ед., 
горизонтальных нагнетательных – 62 ед., наклонно-направленных 
нагнетательных – 88 ед., газонагнетательных – 6 ед., водозаборных – 73 ед., 
наблюдательных – 10 ед. 
Соответственно для каждого эксплуатационного объекта была выбран 
свой вариант разработки: 
«Як-III-VII– блочно-квадратная схема размещения скважин, длина 
горизонтального участка и расстояние между скважинами 1000 м Отказ от 
закачки газа в ГШ. Общее количество скважин – 177 ед., в т.ч. 
горизонтальных добывающих – 119 ед., вертикальных добывающих – 3 ед. (в 
т.ч. разведочных – 3), наклонно-направленных нагнетательных – 55 ед., 
предусматривается бурение БГС – 108 ед. Фонд для бурения – 134 ед., в т.ч. 
горизонтальных добывающих – 94 ед., наклонно-направленных нагнетательных 
– 40 ед.  
Накопленная добыча нефти на 2088 г. – 313188 тыс.т, жидкости – 2390066 
тыс.т, накопленная закачка – 2525674 тыс.м3; растворенного газа – 18948 
млн.м3, газа газовой шапки – 7591 млн.м3; КИН – 0,450 д.ед., коэффициент 
охвата – 0,852 д.ед., коэффициент вытеснения – 0,528 д.ед. Ввод в разработку 
2009 г. 
Сд-IX – Система горизонтальных добывающих скважин длиной 1000 м, 
размещенных по радиальной схеме; общее количество скважин – 7 ед. Фонд 
для бурения – 7 горизонтальных добывающих. Ввод в разработку 2018 г.  
Добыча растворенного газа в целом – 410 млн.м3, нефти – 2307 тыс.т, 
жидкости – 22817 тыс.т.. КИН в целом по залежи пласта Сд-IX категории С1 – 
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0,323 д.ед., категории С2 – 0,323 д.ед., С1+С2 – 0,323 д.ед., коэффициент охвата 
– 0,654 д.ед., коэффициент вытеснения – 0,494 д.ед. 
Нх-I– Однорядная схема размещения горизонтальных скважин, длина 
горизонтального участка и расстояние между скважинами 1000 м. Общее 
количество скважин – 130 ед., в т.ч. горизонтальных добывающих – 66 ед., 
вертикальных добывающих – 2 ед. (в т.ч. разведочных – 2 ед.: Вн-13, СВн-3), 
горизонтальных нагнетательных – 62 ед. Фонд для бурения – 127 ед., в т.ч. 
горизонтальных добывающих – 65 ед., горизонтальных нагнетательных – 62 ед. 
Ввод вразработку 2009 г. 
Накопленная добыча нефти на 2105 г. – 46904 тыс.т, жидкости – 214445 
тыс.т,накопленная закачка – 247102 тыс.м3; растворенного газа – 9490 млн.м3; 
КИН – 0,363 д.ед., коэффициент охвата – 0,833 д.ед., коэффициент вытеснения 
– 0,436 д.ед. 
Нх-III-IV – Однорядная схема размещения горизонтальных скважин, 
длина горизонтального участка и расстояние между скважинами 1000 метров. C 
закачки газа в ГШ. Общее количество скважин – 121 ед., в т.ч. 
горизонтальных добывающих – 60 ед., вертикальных добывающих – 4 ед. (в т.ч. 
разведочных – 4 ед.), наклонно-направленных нагнетательных – 57 ед., 
предусматривается бурение БГС – 60 ед. Фонд для бурения – 97 ед., в т.ч. 
горизонтальных добывающих – 49 ед., наклонно-направленных нагнетательных 
– 48 ед. Ввод в разработку 2009 г. 
Добыча растворенного газа в целом – 31491 млн.м3, нефти – 149250 тыс.т, 
жидкости – 999721 тыс.т, накопленная закачка – 1327747 тыс.м3; газового 
конденсата – 4848 тыс.т, газа газовой шапки – 39472 млн.м3, КИК – 0,550 д.ед. 
Дл-I-III–Общее количество газовых скважин – 21 ед., в т.ч. 14 наклонно-
направленных скважин, 2 разведочных, 5 вертикальных газовых скважин 
участка пробной эксплуатации. Фонд для бурения – 14 ед. Промышленная 
эксплуатация с 2009 г.» -[2,3] 
Основные характеристики разработки приведены в таблице5 
 
Таблица 5 – Основные характеристики разработки 
Наименование Величины 
Продолжительность разработки, годы 31 
Накопленная добыча газа, всего, млрд. м3 44,3 
Газоотдача, % от НБЗ 100 
Фонд добывающих скважин 21 
 
Як-I-II –скважины расположены в купольных частях залежи, среднее 
расстояние между скважинами – 1500 м, количество скважин – 19 (перевод 
добывающих скважин с объекта Як-III-VII). Начало разработки в 2040 г. 
Накопленная добыча газа за период разработки – 6,17 млрд.м3 
 
2.2Анализ структуры фонда скважин и показателей их эксплуатации 
 
Всего на Ванкорском месторождении в эксплуатационном фонде 545 
скважин. Распределение их по фондам представлено на рисунке 2 
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Рисунок 2 – Распределение фонда по характеру работы 
 
Фонд нефтяных скважин составляет 352 скважины, в том числе 
действующий фонд составляет 305 ед., 5 скважин находятся в бездействии и 20 
скважин на стадии строительства и ожидающих освоения после бурения, 17 
наблюдательных и пьезометрических скважин. 
Из 108 скважины нагнетательного фонда 98 скважин (90% фонда)– 
действующие, 5 в наблюдательном фонде, 4 остановленных и 1 
бездействующая. Большая часть скважин была переведена под нагнетание 
после отработки на нефть.  
Фонд газовых скважин состоит из 22 единиц, из них в работе – 18, 1 – 
ожидает освоения,1 – пьезометрическая, 2 в бездействии. 
Фонд водозаборных скважин 73 скважины из них 24 в работе и 49 
остановленных. 
Фонд нефтяных скважин на 84% представлен установками центробежных 
насосов и на 16% фонтанными скважинами (рисунок 3). 
 
 
 
Рисунок 3 – Действующий фонд скважин 
 
Это отношение остается неизменным ввиду постоянного ввода новых 
скважин, энергии пласта которых хватает для поднятия флюида на поверхность 
и перевода в механизированный фонд, скважин, для которых дальнейший 
процесс фонтанирования невозможен. 
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2.3Анализ действующего механизированного фонда 
 
Увеличение фонда скважин, с постоянным вводом новых скважин, 
приводит к росту механизированного фонда, так за скользящий год рост УЭЦН 
составил 142%. Постоянная работа технологов на месторождении позволяет 
увеличивать коэффициент эксплуатации скважин – за скользящий год он 
увеличился на 1,4% и в декабре 2013 года составлял 0,966 (рисунок 4). 
 
 
Рисунок 4 – Динамика действующего фонда УЭЦН 
 
Действующий фонд УЭЦН наиболее представлен насосами следующей 
производительности– ЭЦН 1000,1250 (P75, P100) 17% или 43 шт. от общего 
числа, ЭЦН 800 (P60, P62) – 15 %, ЭЦН 320 (P22,P23) – 15%, ЭЦН 400, 500 
(P31, P35, P37) – 12%. На долю установок с иной производительностью 
приходиться только 41% спущенных насосов, их распределение можно увидеть 
на рисунке 5. 
 
 
Рисунок 5 – Распределение фонда электрический центробежный насос по 
производительности 
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Основные показатели работы механизированного фонда представлены в 
таблицах 6 и 7 
 
Таблица 6 – Показатели работы механизированного фонда 
Показател
и 
Ед. 
Ванкор 
ноя.
12 
дек.1
2 
янв.1
3 
апр.1
3 
май.1
3 
июн.
13 
июл.1
3 
авг.1
3 
сен.1
3 
окт.
13 
ноя.1
3 
дек.1
3 
Средняя 
глубина 
спуска 
УЭЦН 
м 2296 2295 2285 2286 2290 2296 2306 2300 2294 2289 2279 2287 
Средний 
динамичес
кий 
уровень 
по 
технологи
ческим 
режимам 
м 755 719 698 730 757 737 750 758 759 775 779 824 
Среднее 
забойное 
давление 
по 
технологи
ческим 
режимам 
атм. 104 104 105 104 102 103 103 104 105 104 104 103 
Средний 
Q 
жидкости 
м3/су
т 
394 402 403 393 400 399 403 397 390 393 400 385 
Средний 
Q нефти 
тн/су
т 
264 266 265 254 258 253 251 242 236 233 231 224 
Средний 
потенциал
ьный 
дебит Q 
жидкости 
по 
технологи
ческим 
режимам 
м3/су
т 
561 543 543 528 523 522 521 528 513 518 514 502 
Средний 
потенциал
ьный 
дебит Q 
нефти по 
технологи
ческим 
режимам 
тн/су
т 
367 354 346 329 322 318 312 308 296 287 282 274 
 
Таблица 7 – Условия работы электрического центробежного насоса 
Режим работы 
ЭЦН 
Р нас, атм. ГФ, м3/м3 
Т пл, 
Сo 
Вязкость нефти в 
пл. условиях, мПа с 
Плотность 
нефти, т/м3 
К пр м3/сут 
МПа 
КВЧ, 
мг/л 
Минимальный 159,00 25,20 34,00 0,70 0,82 0,25 4,00 
Максимальный 271,00 3271,00 65,00 8,90 0,90 137,31 3952,00 
Средний 190,39 210,40 42,45 6,37 0,88 10,67 199,81 
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Рисунок 6 – Динамика причин отказов установок электрических центробежных 
насосов в 2013 году 
 
Как видно из причин отказов (рисунок 6) основные проблемы связаны с 
механическими примесями и солеотложениями 80% всех отказов за 2013 год.  
Таким образом, из анализа фонда скважин Ванкорского месторождения 
можно сказать, что все скважины высокодебитные, как по жидкости, так и по 
нефти. С целью извлечения нефти на поверхность используются 
высокопроизводительные электроцентробежные насосы компании CentroLift. 
Доля фонтанных скважин невелика и составляет порядка 16 %. Фонд скважин 
находится в постоянном росте, ввиду интенсивных буровых работ, проводимых 
на месторождении. 
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3 ОСЛОЖНЯЮЩИЕ ФАКТОРЫ ПРИ ДОБЫЧЕ НЕФТИ И 
ПРИМЕНЯЕМЫЕ МЕТОДЫ БОРЬБЫ С НИМИ 
 
Наиболее значимыми факторами, влияющимии осложняющими процесс 
добычи нефти и газа на Ванкорском месторождении, являются: 
 многолетнемерзлые породы; 
 механические примеси; 
 отложения АСПО и гидратов в коллекторе и НКТ; 
 высокий газовый фактор; 
 коррозионный износ оборудования. 
 
3.1 Осложнения при эксплуатации, связанные с наличием 
многолетнемерзлых пород в разрезе скважин 
 
При эксплуатации скважин, существует опасность растепления горных 
пород в интервале залегания многолетнее – мерзлых пород. Для снижения 
негативного эффекта на Ванкорском месторождении используют следующие 
методы: 
 использование пористого арктического цемента для крепления 
кондуктора и направления; 
 задание режимов работы скважины с динамическим уровнем ниже 
уровня многолетнемерзлых пород, недопускание фонтанирование 
через затрубное пространство; 
 использование термокейсовых труб в верхней части насосно-
компрессорной трубы. 
 
3.2 Отложение АСПО 
 
Основным фактором, оказывающим влияние на формирование АСПО, 
является изменение температуры. При снижении температуры ниже 
температуры кристаллизации парафина происходит перенасыщение раствора и 
появляются первые кристаллы парафина. Кроме того, при снижении давления 
ниже давления насыщения, происходит выделение свободного газа, вследствие 
этого увеличивается концентрация асфальтосмолопарафиновых веществ в 
нефти, что также приводит к появлению кристаллов парафина. При этом 
основной причиной расширения зоны парафинизации на поздней стадии 
разработки является  
Для предотвращения образования отложений на Ванкорском 
месторождении используют следующие технологии: 
 применение стальных НКТ с силикатно-эмалевым покрытием; 
Стальные НКТ с силикатно-эмалевым покрытием внутренней 
поверхности предназначены для эксплуатации на нефтяных 
скважинах при температурах от минус 60 0С до плюс 350 0С. 
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 применение ингибиторов АСПО; Постоянная или переодическая 
закачка ингибитора, успешно прошедшего опытно-промысловые 
испытания, не вызывающие коррозии нефтепромыслового 
оборудования, осложнений при подготовке нефти. 
 применение растворителей; Применение растворителей 
применяется в крайних случаях ввиду дороговизны реагентов. 
 профилактические промывки скважины горячей нефтью; 
Температура нефти не должна превышать 80 0С, но быть больше 
500С - температуры растворения асфальтенов и парафинов 
выделившиеся в скважине. Закачка нефти производится в затрубное 
пространство – для очистки НКТ или производят очистку 
призайбойной зоны пласта с остановкой скважины и проведением 
прямой промывки. 
 профилактическое скребкование; Спуск специального скребка-
фрезра  на кабеле. 
 
3.3 Механические примеси 
 
Присутствие механических примесей в продукции нефтяных скважин 
является серьезным осложнением при эксплуатации механизированным 
способом. Причины могут быть вызваны продуктами разрушения коллектора, 
при чрезмерной депрессии, воздействующей на слабосцементированный 
коллектор, загрязнениями с насосно-компрессорных труб (продукты коррозии, 
песок, солеотложения). Особо высокий уровень КВЧ отмечается после 
проведения ГРП на скважине. 
К активным методам борьбы с мех. примесями можно отнести установку 
забойного гравийного или щелевого фильтра. Для правильного подбора 
фильтра необходимо знать гранулометрический состав твердых частиц 
выносимых в скважину, их химический состав и физические свойства. 
К самым простым и эффективным способам борьбы можно отнести 
правильный подбор депрессии неразрушающий ПЗП. Для каждого 
эксплуатационного объекта была определена максимальная депрессия на 
основе опытов проводимых на керне. Для ЯкIII-VII – не более 7,7 МПа, Нх-I – 
не более 12,8 МПа, Нх III-IV – не более 12,1 МПа. 
К пассивным методам относиться использование износостойкого 
оборудования. На Ванкорском месторождении используют специальные 
рабочие колеса и направляющие аппараты производства компании CentriLif tв 
износостойком исполнении. 
 
3.4 Высокий газовый фактор 
 
Особым осложняющим фактором, как и на всей территории Западной 
Сибири являться высокое значение газового фактора. Негативное влияние 
оказывает большое (более 15%) объемное газосодержание на приеме 
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центробежного насоса, которое приводит к снижению подачи и развиваемого 
напора, вибрациям и преждевременному износу оборудования. На Ванкорском 
месторождении доля газа может достигать 55%, поэтому необходимо 
использовать предвключенные устройства – газосепараторы. 
Изменение пластовых условий в период работы скважины приводит к 
изменению газа на приеме насоса. Поэтому необходимо производить 
постоянный мониторинг – все УЭЦН оборудованы телеметрической системой 
отслеживающей давление и температуру на приеме насоса. При их изменении 
необходимо провести оптимизацию работы имеющегося оборудования за счет 
изменения частоты двигателя. Расчет параметров производится в программных 
комплексах по подбору оборудования. 
 
3.5 Коррозионный износ оборудования 
 
Различают два вида коррозии химическую и каталитическую. В условиях 
скважины наиболее полно себя проявляет первый тип коррозии. Интенсивность 
коррозии иизноса оборудования увеличивают большие содержание солей в 
откачиваемой продукции и большие дебиты. Одним из методов борьбы 
является постоянная закачка ингибитора коррозии в скважину по средствам 
дозировочного насоса НД и ингибиторных линий проложенных от емкости с 
реагентом до устья скважины. Концентрация рассчитывается 
экспериментальным путем или по рекомендации производителя.  
 
3.6 Отложения солей 
 
Большая минерализованность пластовых вод, высокая ободненность, 
высокий газовый фактор, прорыв воды ППД основные факторы солеотложения 
на скважинах месторождения. 
Самым распространенным видом отложений неорганических солей 
являются осадки, содержащие в основном сульфат кальция (60-80 %) и 
карбонаты кальция и магния (5-16 %). Влага и углеводородные соединения 
составляют 7-27 %. При определенных условиях каждая молекула сульфата 
кальция связывает две молекулы воды, в результате чего образуются кристаллы 
гипса, поэтому такие осадки называют гипсовыми отложениями. В составе 
отложений в виде примесей присутствуют до 0,5-4,0 % окислов железа и до 0,5-
3,0 % кремнезема, наличие которых объясняется коррозией оборудования и 
выносом песчинок жидкостью в процессе эксплуатации скважины. 
На сегодняшний день с целью борьбы с солеотложением на 2 скважинах, 
показавших в ходе промысловых исследований наибольшую вероятность 
выпадения осадка, были приняты следующие меры: 
 произведена обвязка скважин ингибиторными трубками, с целью закачки 
ингибитора солеотложения через БДР(блок дозирования реагента); 
 производится ингибирование в постоянном режиме ингибитора 
солеотложения СНПХ 5312Т. 
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Для остальных скважин было предложено добавлять ингибитор СНПХ 
5312Т при периодическом ингибировании скважин с АСПО. Процентное 
содержание ингибиторов было выбрано как 80% – АСПО и 20% – соли. Данные 
технологические мероприятия имеют положительный эффект, так в 2009 году 
было зафиксировано 10 отказов оборудования, причинами которых стало 
солеотложения, а в 2013 году только 4. 
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4 ТЕХНИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ 
 
4.1 Расчет притока к горизонтальному окончанию 
 
При решении практических задач проектирования и анализа разработки 
нефтяных месторождений одной из основных формул для оценки дебитов 
скважин является известная формула Дюпюи. Поэтому естественным образом 
возникает вопрос получения аналога формулы Дюпюи и для притока жидкости 
в горизонтальную скважину. 
Было получено много формул определяющих приток к горизонтальной 
скважине: Борисова, Giger, Joshi, Renard, Евченко. В качестве основной для 
расчета дебита скважин Ванкорского месторождения примем формулу Joshi, 
которая имеет вид 
 
c
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2
2
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2
2
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


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






 ,                                                            (1) 
где ‹q  – дебит скважины; 
a  – большая полуось эллипса, равновеликого по площади кругу с радиусом 
дренирования Rк; 
Kг – проницаемость пласта в горизонтально направлении; 
  – коэффициент анизотропии; 
µ– вязкость пластового флюида; 
cr –радиус скважины; 
L – длина горизонтальной скважины; 
ck pp   – перепад давления между границей контура питания и стенкой 
скважины; 
h–эффективная толщина пласта; 
 =3,14 
Большая полуось эллипса, равновеликого по площади кругу с радиусом 
дренирования определяется по формуле 
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 ,                                                                     (2) 
 
где a  – то же, что в формуле (1); 
L– то же, что в формуле(1); 
Rk –радиус  кругового контура питания 
Коэффициент анизотропии определяется по формуле 
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 
K
K
г
в
,                                                                                                         (3) 
 
где   – то же, что в формуле (1); 
Kг – то же, что в формуле (1); 
Kв – проницаемость по вертикали. 
Расчетные данные приведены в пункте 5.3. 
 
4.2Особенность при наборе кривизны 
 
Добыча нефти в последние годы производиться, преимущественно, 
кустовым методом с применением  скважин с ориентированным профилем. При 
этом большое число таких скважин имеют существенную кривизну ствола (до 2 
и более градусов на 10 м). Несмотря на экономические, экологические, 
организационные преимущества кустового способа бурения, такие скважины 
по сравнению с вертикальными создают дополнительные трудности для работы 
подземного насосного оборудования.  
«При эксплуатации скважин установками электрических центробежных 
насосов (УЭЦН) ориентированный профиль ствола отрицательно влияет на 
рабочие характеристики установок и уменьшает межремонтный период 
скважин, повышая вероятность такого серьезного вида аварии как полет 
установки на забой вследствие поломки корпуса, расчленения в местах 
соединения секций насоса, погружного электродвигателя и других элементов. 
Одной из основных причин поломок является вибрация, возникающая из-за 
прогиба вала насосной установки, работающей в интервале повышенной 
кривизны ствола.» -[3,71]. 
Ввиду этого, для определения прогиба установки в искривленном участке 
ствола скважины с учетом собственного веса УЭЦН, а так же различных 
габаритов и жесткости ее узлов необходимо использовать модель 
упругодеформированного состояния. С помощью данной модели возможно 
получить научно-обоснованные пределы допустимой кривизны ствола 
скважины и осуществлять таким образом выбор безопасных допустимых 
пределов кривизны профиля скважин в интервале подвески, а так же внести 
изменения в методику подбора УЭЦН и расчета технологических параметров, 
учитывающих особенности эксплуатации таких скважин, интервалов подвески 
установки.  
Таким образом, для повышения эффективности эксплуатации УЭЦН в 
скважинах с ориентированным профилем необходимо обосновать допустимые 
пределы кривизны профиля скважин в интервале подвески. 
Максимально допустимая кривизна скважины при спуске установки 
определенного поперечного габарита определяется допустимой упругой 
деформацией материалов из которых изготовлена установка и составляет, по 
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данным производителей оборудования, не более 2 градусов на 10 метров 
длины. 
По нормативным документам место подвески насоса должно быть 
выбрано таким образом, чтобы не подвергнуть прогибу установку и, как 
минимум, вписать ее в участок ствола скважины. 
На протяжении более полувековой истории эксплуатации УЭЦН на 
российских нефтепромыслах условия максимально допустимой кривизны не 
уточнялись и не видоизменялись. 
На начальном этапе условие вписываемости установки в скважину было 
выведено на основе анализа размеров различных установок, предназначенных 
для эксплуатации в соответственных обсадных колоннах. Это условие было 
выражено следующим образом – темп набора кривизны ствола скважины не 
должен быть более 3 минут на 10 м длины, что было получено для наиболее 
«узкой» комбинации (установка габарита 5А и обсадная колонна 5¾”. 
Большинство комбинаций «установка-скважина» отличается от «стандартной». 
Исходя из этого и учитывая применение в скважинах новых 
диаметральных габаритов и различных комбинаций, возникла проблема 
определения условия вписываемости конкретных установок.  
Геометрическое обоснование представлено на рисунке 6., где угол 𝛼 есть 
искомая величина – темп набора кривизны. 
 
 
Рисунок 7 – Геометрическое обоснование предела вписываемости установок 
центробежного насоса в ствол скважины 
 
Темп набора кривизны определяется по формуле 
 
𝛼 = 360
𝑙
2𝜋𝑅
                                                                                                  (4) 
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где l  – длина искривления; 
R – радиус искривления; 
 =3,14 
Радиус искривленияопределяем по формуле 
 
𝑅2 = (
𝐿
2
)
2
+ [𝑅 − (𝑑1 − 𝑑2)]
2                                                                       (5) 
 
где R –радиус искривления; 
L – длина спускаемого в колонну погружного устройства; 
1d  – внутренний диаметр эксплуатационной колонны; 
2d  – диаметр спускаемого в колонну погружного устройства 
Из формулы (5) выразим 
 
𝑅 =
𝐿2
8(𝑑1−𝑑2)
+
𝑑1−𝑑2
2
                                                                                       (6) 
 
где R –  то же, что в формуле (5) 
1d  – то же, что в формуле (5); 
2d  – то же, что в формуле (5); 
L–  то же, что в формуле (5) 
Пренебрегаем вторым слагаемым ввиду его малости и подставляем в (4) 
 
𝛼 ≅
275160(𝑑1−𝑑2)
𝐿2
                                                                                            (7) 
 
где𝑑1 − 𝑑2 −  зазор между насосом и эксплуатационной колонной; 
L– то же, что в формуле (5) 
На Ванкорском месторождении применяются эксплуатационные колоны 
большого диаметра 178x10 мм и насосные установки 400 (внешний диаметр 4”) 
и 538 (внешний диаметр 5,38”) серии, поэтому возникла необходимость 
определения условия вписываемости данной конкретной установки. 
Подставляя значения в формулу, получаем 
Для 538 серии: 
 
𝛼 =
275160 ∙ (160 − 136)/1000
502
= 2,57 минут/10 м 
 
Для 400 серии: 
 
𝛼 =
275160 ∙ (160 − 103)/1000
502
= 6,43 минут/10 м 
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Полученные значения говорят об увеличении границ спуска ЭЦН, 
особенно для насосов 400 серии, где темп набора кривизны может достигать 
6,43 минут на 10 метров. 
 
4.3 Схематизация профиля 
 
Наличие горизонтального окончания заставляет расчленить профиль 
скважины для увеличения точности расчетов для поэтапного расчета 
гидродинамических сопротивлений и градиентов давлений на данных участках. 
На рисунке 8 представлена типичная конструкция горизонтальной 
скважины Ванкорского месторождения. Для расчета разбиваем профиль на 3 
участка: 
 участок I от устья скважины до башмака направления – условно-
вертикальный участок, набор кривизны не более 0,5 градусов на 10 
метров. Внутренний диаметр колонны 158 мм; 
 участок II – наклонено-направленный участок, зенитный угол от 10 
до 30 градусов. Внутренний диаметр колонны 158 мм; 
 участок III – горизонтальное окончание, зенитный угол 90 градусов, 
используется для расчета притока дебита. Внутренний диаметр 103 
мм. 
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Рисунок 8 – Типичный профиль горизонтальной скважины Ванкорского 
месторождения 
 
 
В качестве схематизации предлагается участок III представить виде 
наклонно-направленного участка с дополнительными гидродинамическими 
сопротивлениями от движения по длине горизонтального участка. 
 
4.4 Особенности температурного режима 
 
В таблице 8 приведены значения содержания в нефти парафинов и 
асфальтенов для нефти разных эксплуатационных объектов. 
 
Таблица 8 – Характеристика продуктивных пластов по содержанию АСПО 
 Як-III-VI Нх-I Нх-III-IV Сд-IX 
Смолы, % 9,7 9,8 6,6 1,49 
Асфальтены, % 0,3 0,3 6,2 0,06 
Парафины, % 0,9 0,9 2,9 2,16 
Температура плавления парафина, С 57 59 59 59 
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При подборе погружного оборудования необходимо подобрать 
температурный режим, который бы обеспечивал минимальный риск выпадения 
АСПО в насосе. 
 
4.5 Фонтанирование через затрубное пространство 
 
Использование обсадной колонны внутреннего диаметра 160мм в 
совокупности с большим газовым фактором, является первопричиной 
фонтанирования по затрубному пространству – нефть в виде пены поднимается 
до устья скважины за счет разницы в гидравлических сопротивлениях трубного 
и межтрубного пространства. Чаще всего к ФПЗ приводит неправильный расчет 
погружного оборудования. Существует два принципиальных метода борьбы с 
ФПЗ – увеличение мощности насоса, путем его смены или регулированием 
частотных характеристик, и  увеличение диаметра НКТ. 
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5 РАСЧЕТНАЯ ЧАСТЬ 
 
На основе приведенных выше особенностей подбора был произведена 
оптимизация оборудования для скважин одной из кустовых площадок 
Ванкорского месторождения. Глубинонасосное оборудование одной из скважин 
было подобрано по методике Ляпкова с учетом характерных особенностей, 
присущих данному месторождению, а остальных при помощи программных 
комплексов RosPump и Subpump.  
Методика «ручного» подбора УЭЦН свелась к следующим основным 
этапам: 
 подготовка исходных данных о параметрах пласта, скважины, 
подъемника, флюида и системы сбора; 
 построение индикаторной кривой по данным ГДИС, определение 
необходимой депрессии на пласт; 
 определение гидродинамических потерь по длине горизонтального 
ствола; 
 построение кривых распределения давления и газосодержания,в обсадной 
колонне в интервале от забойного до устьевого давления; 
 выбор предельного газосодержания на входе в насос, принятие решения о 
применении газосепаратора; 
 проверка возможности работы погружного оборудования на выбранной 
глубине, основываясь на данных инклинометрии; 
 расчет распределения давления в НКТ; 
 определение перепада давления в НКТ и скважине, оценка необходимого 
напора развиваемого насосом; 
 определение необходимых паспортных значений Q и H насоса для 
извлечения флюида; 
 выбор типоразмера и марки насоса; 
 расчет потребляемой мощности и выбор электродвигателя; 
 проверка температурного режима на глубине спуска насоса для 
предотвращение отложений АСПО. 
 
5.1 Выбор скважины и подготовка исходных данных 
 
Была выбрана скважина 509св ввиду особых осложнений при 
эксплуатации, как скважина характеризующая все месторождение в целом. 
В таблице 9 представлены характеристики пласта, скважины, подъемника 
и добываемого флюида. Данные были взяты из технологического режима 
скважины составленного на 5 марта 2014 года и проекта разработки 
месторождения. 
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НКТD
НСУ

ВСУ
Таблица 9 –  Исходные данные 
 
Значение геотермический градиент[9] был вычислен по формуле 
 
G = ( НСФ TT  )/( НСФ LH  ),                                                                             (8) 
 
где G–геотермический градиент; 
ФT –температура продукции у верхних отверстий фильтра, практически 
равная температуре пласта; 
ФH –расстояние по вертикали от устья скважины до верхних отверстий 
фильтра ее эксплуатационной колонны; 
№ Наименование параметров Обозначение 
Единица 
измерения 
Значение 
1 
Пластовое давление, приведенное к верхнему ряду отверстий 
фильтра эксплуатационной колонны ПЛ
Р  МПа 14,5 
2 
Температура продукции у верхних отверстий фильтра, 
практически равная температуре пласта 
 К 307 
3 
Расстояние по вертикали от устья скважины до верхних 
отверстий фильтра ее эксплуатационной колонны 
 м 3268 
4 Зенитный угол II участка   град. 25 
5 
Внутренний диаметр эксплуатационной колонны в месте 
размещения электродвигателя УЭЦН 
 м 0,158 
6 Коэффициент проницаймости k  мДарси 360 
7 Давление в выкидной линии  МПа 4,3 
8 
Технологическая норма отбора жидкости из скважины, 
приведенная к стандартным условиям (дебит скважины) ЖQ  м
3/сут 60 
9 Внутренний диаметр колонны НКТ  м 0,089 
10 
Давление насыщения нефти попутным газом по данным 
однократного разгазирования нефти при температуре пласта НАС
Р  МПа 15,9 
11 
Газовый фактор нефти, то есть приведенное к СУ количество 
газа, выделяющегося из нефти при снижении давления от Рнас 
до Р=0,1013 МПа при Тпл 
ННГ .  м
3/м3 48 
12 Плотность попутного газа при СУ ГСУ  кг/м
3 0,69 
13 Объемная доля азота в попутном газе при СУ 
АУ   0,02 
14 Плотность нефти при СУ НСУ  кг/м
3 902 
15 Плотность технологической жидкости для глушения скважины ТСУ  кг/м
3 900 
16 
Объемная доля попутной воды в добываемой из скважины 
жидкости при СУ ВСУ
   0,04 
17 Плотность попутной воды при СУ  кг/м3 1010 
18 
Поправка на влияние попадания в призабойную зону пласта 
технологической жидкости при промывках или глушении 
скважины на коэффициент ее продуктивности 

  1 
19 Геотермический градиент G К/м
 
0,009 
20 Коэффициент растворимости попутного газа в попутной воде Га   0,15 
21 Длина горизонтального участка L м
 
1000 
22 Нефтенасыщенная толщина H м
 
2,7 
23 Скин-фактор S  3,5 
24 Радиус контура питания R м
 
250 
ФТ
ФH
ЭКD
ЛР
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НСT – температура нейтрального слоя земной коры, было принято за 278 К; 
НСL – глубина залегания нейтрального слоя горных пород от поверхности 
земли приблизительно равная 25 м. 
 
G =(307–278)/(3268–25)=0,009К/м 
 
5.2 Определение PVT свойств нефти 
 
Для решения задачи нам необходимо знать зависимости 
газонасыщенности, объемного коэффициента, плотности и вязкости нефти от 
давления. Для первых двух значений воспользуемся данными полученными 
при исследовании глубинных проб для объекта Як III-VII, отобранные 
компаниями Schlumberger (красный маркер)и «РОСНИПИТЕРМНЕФТЬ» 
(синий маркер)(рисунок 9). 
 
 
Рисунок 9 – Зависимости газосодержания и объемного газового фактора от 
давления по данным Sсhlumberger 
 
Зависимость плотности и вязкости определим с помощью аппроксимаций 
значений, данных в пластовых и стандартных условиях, с помощью программы 
Excel. 
Зависимость плотности нефти от давления определяется по формуле 
 
90689,3)(  ppн ,                                                                            (9) 
 
где н –плотность; 
р –давление 
Зависимость вязкости нефти от давления определяется по формуле 
 
147,0935,12)(  ppн ,                                                                            (10) 
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где н –вязкость; 
р –давление 
Расчетные данные приведены в пункте 5.5 
 
5.3 Определение притока горизонтального ствола 
 
Определяем оптимальное значение забойного давления по данным 
промысловых испытаний. В виду того, что скважина горизонтальная, то можно 
использовать формулы притока Ю. П. Борисова и Joshi. Суть всех этих формул 
сводиться к линейной зависимости от коэффициента продуктивности, который 
имеется в исходных данных по результатам ГДИС после бурения. 
 
𝑃заб.опт = (0,7 ÷ 0,85)𝑃нас                                                                                   (11) 
 
где 𝑃заб.опт – оптимальное значение забойного давления; 
𝑃нас – давление насыщения нефти попутным газом по данным 
однократного разгазирования нефти при температуре пласта 
 
𝑃заб.опт = 0,7 ∙ 15,9 ≈ 11 МПа 
 
Приток к скважине по формуле Joshi определяется по формуле 
 
 






















 


S
πr2
h
ln
L
βh
2/L
2/Laa
lnμ
Pkhπ2
Q
222
                                                  (12) 
 
где a  – большая полуось эллипсадренирования в горизонтальной плоскости; 
k – проницаемость пласта; 
  – коэффициент анизотропии; 
µ – вязкость пластового флюида; 
L – длина горизонтальной скважины; 
h – эффективная толщина пласта; 
∆Р – перепад давления между границей контура питания и стенкой 
скважины; 
r – радиус скважины; 
S – скин-фактор 
Большая полуось эллипса дренирования определяется по формуле 
 
4
L
R2
4
1
2
1
2
L
a 





                                                                                    (13) 
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где a  – то же, что в формуле(12); 
L – то же, что в формуле(12); 
R –радиус  кругового контура питания 
Рассчитываем коэффициент aпо формуле (13) 
 
.74,266
1000
250
4
1
2
1
2
1000
4
мa 






 
 
 
сутм
Q
/60
5,3
1415,32502
7,2
ln
1000
5,07,2
2/1000
2/25574,26674,266
ln109,8
8640010)119,15(7,2103601415,32
3
222
3
612


























 





 
 
5.4 Определение гидродинамических потерь по длине 
горизонтального ствола 
 
Потери давления в горизонтальном стволе: 
 длина горизонтального ствола; 
 диаметр скважины (хвостовика); 
 скорость флюида; 
 шероховатость внутренней поверхности; 
 плотность флюида; 
 режим течения. 
 
 
Рисунок 10 – Схематизация потерь давления в горизонтальном стволе 
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Горизонтальный ствол скважины можно условно принять за 
шероховатую трубу длиной 1000 м. Таким образом, для этого участка 
применимы законы гидромеханики (рисунок 10): 
Определим число Рейнольдса для потока флюида по формуле 
 
d
Qd



 4
Re                                                                                            (14) 
 
где   – плотность; 
Q  – дебит скважины; 
µ – вязкость; 
d  –гидравлический диаметр 
 
2300888
360024103,014,31073,8
609034
Re
3





 
 
Так как число Рейнольдса меньше 2300, то режим течения по всему 
горизонтальному окончанию ламинарный, коэффициент трения равен 
072,0
Re
64
  
Рассчитаем потери по длине горизонтального участка длиной 1000 
метровпо формуле 
 
l
dl
dg
Q
dl
gd
H
0
4
*2 128
2
1



                                                                     (15) 
 
где   – плотность; 
  – коэффициент трения; 
Q  – дебит скважины; 
µ – вязкость; 
d  –гидравлический диаметр
  
мH 32,1
243600103,014,381,9903
601000ln1073,8128
4
3





 
 
Рассчитаем местные сопротивления от фильтр-хвостовика по формуле 
 
g
H
2
2
 ,                                                                                               
(16) 
 
где   – коэффициент местного сопротивления; 
  – скорость фильтрации; 
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g  – скорость свободного падения. 
Как видно, потери давления по длине горизонтального участка 
незначительны и ими можно пренебречь при расчетах. Это обуславливается 
малым притоком (60 м3/сут) и большим диаметром горизонтального 
окончания. 
 
мH 7
4222
2
1031,5
103.014,324360081,92
16605,1 


  
 
5.5 Расчет кривой распределения давления в эксплуатационной 
колонне 
 
«Рассчитываем и строим методом «снизу-вверх» две кривые: кривую Р(L
ЭК ) изменения давления по длине эксплуатационной колонны скважины в 
пределах от ЗАБР  до ЛР , где ЛР - давление в выкидной линии скважины, и 
кривую )( ЭКГ L .»-[4,90]. 
«Изменения объемного расходного газосодержания в скважинной 
продукции по длине эксплуатационной колонны в пределах того же интервала 
давлений. Расчет кривых выполняем по способу Крылова-Лутошкина.» -[4,92]. 
Разбиваем интервал давлений ЛЗАБ РР   на 7 ступеней, значение перепада 
давлений на одной ступени будет равняться МПаР 1  
Вычисляем значения среднего абсолютного давления для каждой 
ступени по уравнению 
 
Pрр ЗАБСР  5,01                                                                                    (17) 
 
где 1СРр  – среднее абсолютное давление первой ступени; 
ЗАБр  – давление на забое; 
P  – перепад давления 
 
Вычисляем значения среднего абсолютного давления для 2-7 ступени по 
уравнению 
 
Pрр СРjjСР  )1(                                                                                   (18) 
 
где )1( jСРр  – давление на следующейj ступени; 
СРjр  – давление на j ступени; 
P  – то же, что в формуле (17) 
 
5,101 СРР , 5,92 СРР , 5,83 СРР , 5,74 СРР , 5,65 СРР , 5,56 СРР , 5,47 СРР  
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 Вычисляем длины участков iL эксплуатационной колонны, 
соответствующие 1-й, 2-й и т. д. ступеням давления, по формуле 
 
)(
2
cos)(
10
2
.
2
.
2
.
6
ГiПР
Гi
Гi
ВiПР
Вi
Вi
НiПР
Нi
Нi
Г
СМi
ГiГiВiВiНiН
i
i
D
g
р
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i 








 

 (19) 
 
где iL  – длина участкаiэксплуатационной колонны, соответствующие 1-й, 2-й 
и т. д. ступеням давления; 
iр  – перепад давления; 
iН
 , Вi , Гi  – истинные объемные доли воды, нефти и газа в смеси; 
Нi , Вi , Гi  – плотность воды, нефти и газа; 
НiПР. , ВiПР. , ГiПР.  – средние значения истинной скорости воды, нефти и 
газа в смеси; 
СМi  – коэффициент гидравлического трения; 
ГD  – гидравлический диаметр колонны; 
g  – скорость свободного падения 
Расчет iL  ведем в следующем порядке. Так как забойное давление ниже 
давления насыщения, то во всей эксплуатационной колонне течет 
газожидкостная смесь. 
 находим по зависимости среднюю плотность нефти 1Н по формуле(9) 
 
15,8659065,1089,31 Н кг/м
3; 
 
 значение 
1Нb  можно найти по рисунку 12 08,11 Нb ; 
 вычисляем 
1ВЖ – объемное водосодержание в жидкой части продукции 
на первом участке по формуле 
 














1
1
1
1
1
1
ВСУ
Н
ВЖ
b


                                                                      
(20) 
где
1ВЖ  – объемное водосодержание в жидкой части продукции на первом 
участке; 
ВСУ  – объемная доля попутной воды в добываемой из скважины жидкости 
 
0371,0
1
04,0
1
08,11
1
1 













ВЖ  
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 вычисляем объемные расходы нефти и воды приведенные к стандартным 
условиям 
 
00069444,0
)243600(
60


ЖСУQ м
3/с; 
 
000926,008,1)04,01(000694444,01 НQ м
3/с; 
 
0000277,004,000069444,0 ВQ м
3/с 
 
 рассчитываем внутреннюю площадь эксплуатационной колонны 
22 м 0,01959=)/40,158(3,14=S  ; 
 
 находим в первом приближении длину участка эксплуатационной 
колонны 
1L , соответствующую перепаду давления 1Р  по (18), приняв 
15,8651 Н  кг/м, 11 ВЖВ   , 11 1 ВЖН   , 01 Г и правое выражение в 
знаменателе равное нулю 
 
4,129
25cos)15,86596,0101004,0(81,9
101 6
1 



o
L  м; 
 
 вычисляем расстояние от устья до середины первого участка колонны 
 
    (21) 
 
м;17,35414,129
2
1
25cos
3268
1  oL
 
 
 вычисляем средние значения приведенных скоростей нефти и воды 
 
S
QН
НПР
1
1.                                                                                                     (22) 
 
где 
1НQ  – объемный расход нефти; 
S  – площадь эксплуатационной колонны
  
047269,0
01959,0
000926,0
1. НПР м/с; 
 
S
QВ
ВПР .                                                                                                       (23) 
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2
1
cos
L
H
L
ф


;
S
Q
ω ÔÔ.ÏÐ 
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где 
1НQ  – объемный расход воды; 
S  – площадь эксплуатационной колонны
  
001417,0
01959,0
0000277,0
. ВПР   м/с; 
 
 вычисляем температуру потока в среднем  сечении участка 
1L  по 
формуле  
 
)20/(11 67,2
10
79,00034,0
)cos(
экЖСУ DQ
фф LHTT 



                                                       (24) 
где фT  – объемный расход воды; 
фН  – расстояние по вертикали от устья скважины до верхних отверстий 
фильтра ее эксплуатационной колонны; 
  – зенитный угол; 
1L  – площадь эксплуатационной колонны; 
ЖСУQ  – объемный расход;
 
ЭКD  – внутренний диаметр эксплуатационной колонны 
 
61,307
10
009,079,00034.0
)25cos17,35413268(307
)168,020/(00069444,01 67.2




oT  К; 
 
 вычисляем значение коэффициента сверхсжимаемости попутного газа, 
для чего рассчитываем следующие коэффициенты: 
 относительная плотность ОТНГ .  попутного газа 
 
205,1
.
ГСУ
ОТНГ

  ;                                                                                              (25) 
 
где 
ГСУ  – плотность попутного газа 
 
5726,0
205,1
69,0
. ОТНГ кг/м
3; 
 
 ОТНУ . – относительная плотность по воздуху смеси углеводородных и 
неуглеводородных, кроме азота, газов, которую можно определить по 
относительной плотности всего газа при СУ по формуле: 
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)1(
)( ..
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a
aОТНАОТНГ
ОТНУ
y
y




                                                                        (26) 
 
где ОТНА. =0,970 – относительная  (по воздуху) плотность азота при СУ; 
ОТНГ .  – относительная плотность попутного газа; 
ay  – объемная доля азота в попутном газе 
 
5644,0
)02,01(
)02,097,05726,0(
. 


ОТНУ кг/м
3; 
 
 ПРР  и ПРТ – приведенные давление и температура смеси углеводородных 
и неуглеводородных (без азота) газов, определяем по формулам 
 
)06,29,46(
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(27) 
 
где 
1р  – давление потока в среднем  сечении участка 1L ; 
ОТНУ .  – относительная плотность по воздуху смеси углеводородных и 
неуглеводородных 
 
2705,2
)5644,006,29,46(
5,1010
21



ПРP  ; 
 
)17297( .
1
1
ОТНУ
ПР
Т
Т


                                                                                                
(28) 
 
где 1Т  – температурапотока в среднем  сечении участка 1L ; 
ОТНУ .  – относительная плотность по воздуху смеси углеводородных и 
неуглеводородных 
 
585,1
)5644,017297(
61,307
1 

ПРТ  
 
из полученных значений находим коэффициент сверхсжимаемости попутного 
газа без азота 
 если 0< ПРP <4  и 1,17< ПРT <2,то 
 
                             (29) 
 
1,645,3 /0161,0)135,0
73,0
18,0
(1 ПРПР
ПР
ПРу Тр
Т
рz 


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где ПРР  и ПРТ  – приведенные давление и температура смеси углеводородных и 
неуглеводородных (без азота) газов 
845,0585,1/2705,20161,0)135,0
73,0585,1
18,0
(2705,21 1,645,31 

уz
далее находим коэффициент сверхсжимаемости азота 
 
273/7,14
1
71,3
1
13
1 )273(105641
 
Т
СРa рТz                                (30) 
 
где 1Т  – температура потока в среднем  сечении участка 1L ; 
1СРр  – давление на 1 ступени 
 
029,150,10)27361,307(105641
27361,307/7,1471,313
1 

az  
 
затем находим коэффициент сверхсжимаемости попутного газа 
 
  аaаy yzyzz  111 1 ;                            (31) 
 
где 1yz  – коэффициент сверхсжимаемости попутного газа без азота; 
1az  – коэффициент сверхсжимаемости азота; 
аy  – объемная доля азота в попутном газе 
84868,002,0029,1)02,01(845,01 z ; 
 
 Определим газонасыщенность нефти по рисунку 12 
341 НГ м
3/м3; 
 вычисляем объемный расход газа через среднее сечение участка 1L  по 
(29), положив в формуле 0СК , 1 ФВФН КК , приравняв нулю слагаемое 
с сомножителем Га  
 

)]())(1[(
)]())(1)[(1( .
вхфввхнассвсуг
нвхнфннвхнаснcвсу
ст
ст
жсуГ
ррКррК
ГГКГГК
рТ
Тzp
QQ




                       
(32) 
 
  0008016,0)3448()04,01()50,102,293(
61,3071013,0848,000069444,0
1 


ГQ м
3/с; 
 
 вычисляем значение приведенной скорости газа по формуле (23) 
0409188,0
01959,0
0008016,0
1. ГПР   м/с; 
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 вычисляем скорость смеси, как сумму приведенных скоростей по трем 
фазам 
0895998,0001417,0047264,00409188,01 СМ   м/с; 
 находим значение первой критической скорости потока по формуле 
 
2/1
1. )(56064,0 ГКР Dg
ВЖ                                                                          (33) 
 
где 1.КР  – первая критическая скорость потока; 
ВЖ  – объемное водосодержание в жидкой части продукции; 
ГD  – внутренний диаметр эксплуатационной колонны в месте размещения 
электродвигателя; 
g  – ускорение свободного падения 
 
0925,0)158,081,9(56064,0 5,00371,01.1. КР    м/с; 
 
 Затем находим значение второй критической скорости потока по 
формуле 
2/1
2. )(487,0 ГКР Dg                                                                                    (34)
 
 
где 2.КР  – вторая критическая скорость потока; 
ГD  – внутренний диаметр эксплуатационной колонны в месте размещения 
электродвигателя; 
g  – ускорение свободного падения 
 
606,0)158,081,9(487,0 2/12. КР м/с; 
 
 Определяем тип структуры смеси по таблице структур в 
методических указаниях по подбору электроцентробежного насоса к 
скважине П.Д. Ляпкова. Так как 5,01 ВЖ , p> 0,7 МПа, 1.1.1 КРСМ   , то 
смесь относится к типу Н/В и имеет капельную структуру; 
 Определяем значение поверхностного натяжения между водой и 
попутным газом по следующей формуле 
 
)01,019,1(10 рВГ

                                                                                       (35) 
 
где ВГ  – поверхностное натяжение между водой и попутным газом; 
р  – давление 
 
05,010 )5,1001,019,1(1 

ВГ ;    
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 Затем находим значения поверхностного натяжение между нефтью 
и попутным нефтяным газом, а также поверхностное натяжение между 
водой и нефтью по следующим формулам 
 
)305(107210 6)05,058,1(   Тp
НГ

                                                     
(36) 
 
где 
НГ
  – поверхностное натяжение между нефтью и попутным нефтяным 
газом; 
р  – то же, что в формуле(35); 
Т – температура 
 
007706,0)30561,307(107210 6)50,1005,058,1(
1
 
НГ
 Н/м; 
 
НГВГНВ                                                                                                (37) 
 
где 
НВ  – поверхностное натяжение между водой и нефтью; 
НГ
  – то же, что в формуле(36); 
ВГ  – то же, что в формуле(35) 
042294,0007706,005,01 НВ Н/м; 
 
 Вычисляем кажущуюся вязкость жидкости. Так как тип структуры 
в нашем случае Н/В,  то кажущаяся вязкость вычисляется по формуле 
(10) 
5,8Ж мПа с 
 
 
  85,010
1000101010380014,0
27361,3070065,0
7
1 




В смПа   
 Вычисляем истинную долю газа в смеси по формуле. Поток 
трехфазный типа Н/В капельно-пузырьковой структуры: 
 




ВЖе
В
Ж
ВГ
ЖГ
СМ
гпр
Г








/01,044,083,0
.
)()(23,0
                                      
(38) 
 
где ВГ =0,067 Н/м, В
 =0,0011 сПа ; 
 
231,0
)
0011,0
00085,0
()
067,0
007706,0
(23,00895992,0
0409188,0
0011,0
00085,0
01,0
44,083,0
1 



е
Г
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Вычисляем истинную долю нефти в жидкости трехфазного потока по 
(30), поскольку внутренней фазой из двух жидкостей является нефть: 
 
25,0
2
152,0
.
)4(])01,0(54,0[
в
нв
НВ
г
СМЖ
ВЖСМЖ
НПР
НЖ
g
Dg 










                   (39) 
 
где 04868,0001417,0047269,0.1.1.  ВПРНПРЖСМ  м/c; 
 
864,0
)
1010
15,8651010
04224,081,94(]
158,081,9
04868,0
)0371,001,0(54,0[04868,0
047269,0
25,0
2
152,0
1 



НЖ ; 
 
Находим долю воды в жидкой части потока по формуле: 
 
НЖВЖ  1 (40) 
 
136,0864,011 ВЖ ; 
 
Вычисляем истинную долю каждой из жидких фаз по (41) и (42) в 
водонефтегазовом потоке: 
)1( ГВЖВ                                                                                              (41) 
 
)1( ГНЖН                                                                                             (42) 
 
105,0)232,01(136,01 В ; 
6635,0)232,01(864,01 Н ; 
Делаем проверку результатов оценки значений истинных долей фаз в 
трехфазном потоке: сумма долей фаз должна быть равна 1 
 
0,232+0,663+0,105=1,000 
 
Вычисляем значение плотности попутного газа: 
 
Трz
Тр
ст
ст
ГСУГ


 
                                                                                      
(43) 
 
где 
Г  – плотность попутного газа; 
Т  –температура потока; 
ГСУ  – плотность попутного газа стандартных условий; 
р  – среднее абсолютное давления; 
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z  – коэффициент сверхсжимаемости попутного газа; 
стр  – давление; 
стТ  – температура. 
 
38,80
61,3071013,0848,0
2,2935,10
69,01 


Г кг/м
3; 
 
Вычисляем объемную расходную долю попутного газа в потоке на 
первом участке эксплуатационной колонны по формуле: 
 
СМ
Ф
Ф


                                                                                                      (44) 
 
где Ф  –объемная расходная доля попутного газа в потоке на первом участке 
эксплуатационной колонны; 
Ф  –приведенная скорость газа; 
СМ  – сумма приведенных скоростей по трем фазам 
456,0
0895992,0
0409188,0
1 Г  
Вычисляем по формуле (16) значение 1L  во втором приближении 
(потерями на трение в эксплуатационной колонне пренебрегаем): 
161
25cos)232,038,80105,01010663,061,865(81,9
101
L
o
6
1 


 м 
 
Вычисляем расстояние от устья до середины первого участка колонны 
по формуле (17) 
 
4,35252/161
9063,0
3268
L1   м; 
 
 Далее вычисляем значения 
2L …… 12L  и 2Г …… 12Г  аналогично 
вычислению 1L  и 1Г . 
 Результаты расчетов кривых )( ЭКLР  и )( ЭКГ L  представлены в таблице 
10, в которой: 
2
1
P
РР ЗАБ

 , PРР ii 1 (i=1-11) – давления в верхнем сечении 
i-го участка эксплуатационной колонны; 
i
Ф
pi L
Н
L
1cos
 – расстояние от 
устья до верхнего сечения i-го участка колонны по ее длине. 
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Таблица 10 – Результаты расчета (Эксплуатационная колонна) 
Обозначение  Ед. изм. 1 2 3 4 5 6 7 
pi МПа 10,5 9,5 8,5 7,5 6,5 5,5 4,5 
ΔLi М 183 250,5 300,6 358,4 410 509,7 574,3 
βгi - 0,456 0,51 0,577 0,633 0,703 0,789 0,89 
Lpi М 3515,6 3265,1 2964,5 2606,1 2196,1 1686,4 1112,1 
 
Затем строим распределение объемного расходного газосодержания в 
зависимости от глубины(рисунок 11). По этой кривой находим глубину спуска 
электроцентробежного насоса при объемном расходном газосодержании 
равном 0,70. Глубина спуска равняется 2190м. 
Далее строим кривую распределения давления (рисунок 12) в 
эксплуатационной колоне и по ней находим давление на приеме насоса. 
Давление на приеме ЭЦН = 6,53 МПа.  
 
 
Рисунок 11 – Зависимость объемного расходного газосодержания от расстояния 
до устья скважины 
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Рисунок 12 – Распределение давления в эксплуатационной колонне 
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5.6 Проверка возможности подвески насоса на заданной глубине 
 
Для проверки возможности прохождения насоса и его подвески на 
заданной глубине необходимо знать инклинометрию скважины. Для этого 
воспользуемся программным комплексом RosPump (рисунок 13). 
 
 
Рисунок 13 – Интенсивность набора кривизны в скважине 
 
Как мы видим при L=2190 интенсивность набора кривизны составляет 
менее 3 минут на 10 метров и спуск на данную глубину возможен. 
Определим оптимальное и допустимое давление на приеме насоса так как 
β<0,6 ,то 
𝑝опт =
𝜇нд
𝜇нп
𝑝нас ∙ (0,325 − 0,316𝛽) 
 
𝑝опт =
10,5
8,9
15,9(0,325 − 0,316 ∙ 0,04) = 5,86 МПа 
 
𝑝доп =
𝜇нд
𝜇нп
𝑝нас ∙ (0,198 − 0,18𝛽) 
 
𝑝доп =
10,5
8,9
15,9 ∙ (0,198 − 0,18 ∙ 0,04) = 3,5 МПа 
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Давление на глубине спуска 2190 м. составляет 6,53 МПа, что больше pопт 
и pдоп при данных условиях, что говорит о работе в первой области 
эксплуатации насоса, характеризующуюся низким содержанием свободного 
газа и малыми отклонениями характеристики насоса от стендовых показаний.  
 
5.7 Определение коэффициента сепарации у входа в насос 
 
Вычисляем обводненность жидкости у входа в насос, найдя 
предварительно значение объемного коэффициента нефти при 53,6ВХР  МПа 
по (7) и (18): 
05,1)53,6( нb ; 
03816,01
04,0
1
05,11/1 











ВВХ ; 
 Проверяем, выполняется ли условие бескавитационной работы наcоса 
вГВХГВХ )(
   
АТМ
ВХ
ГВХ
Р
Р
в lg076,001,0)(  ;                                                                      (45) 
 1476,0
1013,0
53,6
lg076,001,0)(  в
ГВХ
  
 
Так как  вГВХГВХ )(
  , приходим к заключению, что насос в скважине 
будет кавитировать и необходимо перед насосом поставить  газосепаратор. 
 Далее рассчитываем коэффициент сепарации СК  
 
)1( СКСГССКС КККК  (46) 
 
где СКК - коэффициент сепарации газа при переходе откачиваемой продукции 
из кольцевого пространства скважины во всасывающую камеру 
газосепаратора, расчет коэффициента ведется для УЭЦН типоразмера 538; 
СГСК - коэффициент сепарации газосепаратором.  
Расчет по методике П.Д. Ляпкова. 
1. Определение давления на приеме насоса. 
Так как газосодержание в потоке продукции невелико, то при расчете 
давления на приеме ЭЦН можно, определяя плотность смеси, пренебречь 
газовой составляющей. 
Pпр = 6,53 МПа 
2. Определение основных параметров на приеме насоса. 
Газовый фактор Гф(Pпр.) 
Гф(Pпр.) = Гф0 (1 −
Pпр−P0
Pнас−P0
)
1,5+0,32ya
2
1,567+ya
2
                                                            (47) 
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Гф(Pпр.) = 48 (1 −
6,5 − 0,1
15,9 − 0,1
)
1,5+0,32·0,022
1,567+0,022
= 29,2 (м
3
м3
⁄ ) 
1. Расчет коэффициента сепарации. 
Кск =
1
1+
0,52ωпрж
ωдрг(1−0,06βгвх)
                                                                                  (48) 
гдеωпрж − приведенная скорость жидкости,
м
с
 
ωдрг − скорость дрейфа газа в зазоре между ЭКистенкой ЭЦН,
м
с
 
βгвх − объемно − расходное газосодержание наприеме ЭЦН 
 
ωпрж =
4Qж(bвβв+bн(1−βв))
86400·π·(Dэк
2 −Dсн
2 )
=
4·60·(0,04+1,05(1−0,04))
86400·3,14·(0,1582−0,1352)
= 0,1375,                  (49) 
 
ωдрг = 0,02 , т. к.  β = 0,04 < 0,5; βгвх = 0,7 
Тогда по формуле (45) 
 
Кск =
1
1 +
0,52·0,1375
0,02·(1−0,06·0,7)
= 0,21 
 
Расчет по методике Мищенко И. Т. 
Кск =
1
1+0,75·Qж/(ωдргfк
′ )
(50) 
гдеfк
′ − площадь сечения кольцевого пространства 
 
fк
′ =
π·(Dвн
2 −Dсн
2 )
4
=
3,14·(0,1582−0,1352)
4
= 0,005292(м2)(51) 
 
ωдрг = 0,02  т. к. β = 0,04 < 0,5 
Тогда по формуле(40) 
 
Кск =
1
1 + 0,75·(60/86400)/(0,02·0,005292)
= 0,1688 
Расчет по методике Ричарда Маркеса. 
Кск = {[1 +
ab+c(
Vsld
i
V∞z
)d
b+(
Vsld
i
V∞z
)d
]
272
+ (
Vsld
i
V∞z
)272}
1/272
− (
Vsld
i
V∞z
)                               (50) 
 
при a = −0,0093; b = 57,758; c = 34,4; d = 1,308 − коэффициенты корреляции 
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V∞z = √2 [
σ(ρl − ρg)g
ρl
2 ]
1
4
− крит. скорость пузырьков газа 
σ =
103
101,19+0,01Pпр
=
103
101,19+0,01·6,53
= 55,55 (H ∙ м) 
−коэф. поверх натяж на границе "газ − вода"  
 
ρl = ρвβв + ρндг(1 − βв) = 1010·0,04 + 910·(1 − 0,04) = 914 (
кг
м3⁄ ) 
−плотность жидкости 
 
ρg = ρ0
PпрTo
PoTпр
− плотность газа на приеме погружного насоса 
Tпр = Тпл − (Нкп − Нсп)
0,0034 + 0,79·
(Тпл−Тнс)
(Нкп−Ннс)
10
q
20d2,67⁄
= 
= 307 − (3268 − 2190)
0,0034 + 0,79·
(307−278)
(3268−25)
10
60
86400
20·0,1582,67
⁄
= 
= 295,9 K − температура уприема погружного насоса 
 
ρg = ρ0
PпрTo
PoTпр
= 0,69·
6,53 ·273
0,1·295,9
= 41,57(кг
м3⁄ ) 
V∞z = √2 [
55,5·(914 − 41,57)·9,81
9142
]
1
4
= 1,228 (м с⁄ ) 
Vsld
i =
ql
i
Aa
− приведенная скорость жидкости в вертикальном направлении 
ql
i = ql (1 + (Ev − 1)· (
Pp − 0,1
P − 0,1
)
0,25
·(1 − βw) + βw) = 64,98 (
м3
сут⁄ ) − 
−расход жидкости у входа в насос 
Aa =
π
4
(dc
2 − Dp
2) =
3,14(0,1582 − 0,1352)
4
= 0,005292(м2) − площадь 
затрубногопространства 
Vsld
i =
64,98
86400·0,005292
= 0,1421 
Подставив все значения в формулу (51), получаем:Кск = 0,27 
Было получено 3 значения коэффициента естественной сепарации, в 
качестве расчетного значения возьмем средне от этих значений 
 
Кск =
0,21 + 0,168 + 0,27
3
= 0,216 
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СГСК  можно принять в зависимости от обводненности: СГСК принимается 
равным 0,6 при обводненности больше 0,5, при обводненности меньше 0,5 СГСК
=0,8. 
Затем по формуле (46) рассчитываем коэффициент сепарации 
 
843,0)216,01(8,0216,0 СК ; 
 
Теперь пересчитаем объемное расходное газосодержание с учетом СК  
 
11,0)843,01(70,0)1(`
11

СГГ
К  
 
5.8 Расчет распределения давления в колонне НКТ 
 
Вычисляем по (46) действительное давление насыщения жидкости 
(давление насыщения НАСДР . , при котором заканчивается растворение газа в 
жидкости, движущейся в насосе, или начинается выделение газа жидкости в 
колонне НКТ), приняв 1 ФВФН КК  
 
)1(
)(
1
..
всугфн
всугфв
вхнас
n
вх
n
нас
фн
с
вх
n
вхнасд
n
насд
mК
К
X
ррXрр
К
К
pXрpXp гггг








             
(51) 
где
ВХР - давление (МПа) у входа в насос; гm , гn - постоянные, для нефти из 
продуктивных пластов Як-III-VII они равны 4,64 и 0,8424 соответственно. 
00134,0
)04,01(64,41
04,015,01
X 


 ; 
Методом последовательной итерации в программе Excel находим 
9,7. НАСДР  МПа; 
 Теперь  рассчитываем методом сверху вниз кривую )( НКТLР  изменения 
давления вдоль колонны НКТ в интервале от устьевого сечения ее ( 0НКТL ) 
до глубины 2190LH  м, 
 Расчет )( НКТLР  в основном аналогичен расчету кривой )( ЭКLР  и 
отличается от него, главным образом, необходимостью учета нагрева 
продукции, поступающей в колонну НКТ, теплом, выделяемым двигателем и 
насосом УЭЦН. 
 Разбиваем перепад давления 6,3
.

УНАСД
РР  МПа на 12 ступеней: 
3,0
i
Р  МПа и находим значения среднего давления для каждой ступени: 
45,41 СРР , 3,0)1(45,4  iРСРi МПа. 
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 Вычисляем значения 
1Н
  по (9), 1Нb  по (10) и 1ВЖ  по (15) для 1-го участка 
колонны НКТ, примыкающего к устью скважины 
1Н
b 1,04; 
7,88890645,489,3
1

Н
  кг/м
3; 
0385,0
1
04,0
1
04,11
1
1 













ВЖ
 
 Вычисляем средние значения объемных расходов и приведенных 
скоростей нефти и воды для 1-го участка НКТ 
0006933,004,1)04,01(0006944,01 НQ м
3/с; 
0000277,01  constQВ м
3/с; 
157,0
075,014,3
000693,04
21.



НПР м/с; 
006273,0
)075,014,3(
0000277,04
21.



ВПР м/с; 
 - Вычисляем приближенно длину первого участка колонны НКТ по (9), 
соответствующего перепаду 1Р  положив: 11 ВЖВ   ; 111 1 ВЖНЖН   ; 01 Г
; 01 СМ , то есть допустив, что колонна НКТ на первом участке заполнена 
неподвижной смесью нефти и воды с водосодержанием 1ВЖ ; 
95,37
25cos)10100385,0)0385,01(7,888(81,9
103,0
L
o
6
1 


 м; 
- Вычисляем расстояние от устья до середины участка 1L : 
9,185,0LL 11  м; 
Определяем приращение температуры потока продукции за счет нагрева 
ее теплом двигателя и насоса по (51). Для этого предварительно оцениваем 
значения входящих в (49) величин. 












 1
1
ДНСР
Н
Н
с
Hg
Т

                                                                        
(52) 
- Находим приближенно водосодержание в насосе по (17) при НАСНН bb . : 
0384,0
1
04,0
1
05,11
1















ВЖН
 ; 
-Вычисляем приближенно значение плотности жидкости в насосе 
2,88504,01010)04,01(880 
ЖН
  кг/м3; 
   - Вычисляем приближенно напор насоса при работе его в скважине, 
значение приближенно определяют по формуле (53) 
 
(53) 
 









 3.
6
1)1(160)(
10
нас
у
всунаснНКТузаб
жн
фн
р
р
ГDрр
g
НН 

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1223
9,15
3,4
1)04,01(48075,0160)3,411(
2,88581,9
10
2190 3
6











н
Н м; 
- Вычисляем приближенно среднюю теплоемкость жидкости в насосе по 
формуле (55) 
ВЖНВСУВЖННСР ССС   )1( (55) 
где 
НС - средняя теплоемкость нефти, равная 2000 Дж/(кг К), 
ВСУС - средняя теплоемкость пластовой воды, равная 4380 Дж/(кг К); 
4,20910384,04380)0384,01(2000 СРС Дж/(кгК); 
Значение КПД электродвигателя д  принимаем равным номинальному – 
0,9. 
Для оценки значения к.п.д. насоса при работе в скважине сначала 
определяем значения номинального к.п.д. типоразмера 400, номинальная 
подача которого не меньше (равна или несколько больше) среднего расхода 
продукции через насос, равного приближенно величине: 
89,6286400)04,0)04,01(05,1(00069444,0QÆÍ  м
3/сут; 
Выбираем установку400Р4SSD характеристика ступени приведена на 
рисунке 14 КПД насоса 0,42, на напор насоса в данном случае не обращаем 
внимания. Затем находим приближенно кажущуюся вязкость продукции в 
насосе. Для этого сначала определяем температуру жидкости на приемепо (21): 
9,295
10
0293,079,00034,0
)25cos21903260(307
)158,020/(001736,0 67,2




o
вхT К; 
 При структуре Н+Г/В и 2.КРСМ   , кажущаяся вязкость жидкости 
рассчитывается по следующей формуле 
5,9μæ  сПа  (56) 
где по (26)
 
  03,110
1000101010380014,0
μ
2732950065,0
7
â 




смПа  вязкость воды при вхT ; 
 
Рисунок 14 – Характеристика ступени 400P4SSD 
 
Находим по (54) значение параметра 
 , учитывающего влияние 
вязкости жидкости на КПД насоса 
 
см
номжн Q



3/26103413 


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525,1
)5644,017297(
0,296
Ò 1ÏÐ 


                                                                                                                                 (54) 
 
 
13,5759
00952,0
52888103413
β
3/26
μ 



; 
Так как по 47950 , КПД насоса при работе в скважине, согласно (55) 
будет равно следующему: 







47950__)82.1(lg3,0
47950____________85,0





ВеслиB
Весли
п
н
п
н
н
                                                     
(56) 
245,0)82.113,5759(lg42,03,0ηÍ  ; 
Далее по (57) рассчитываем на сколько градусов нагревается продукция 
при прохождении через насос:  












 1
1
ДНСР
Н
Н
с
Hg
Т

                                                                              
(57) 
2,231
81,0245,0
1
4,2091
122181,9










 НТ К; 
   Вычисляем по (60) температуру потока в НКТ на середине 1-го участка, 
то есть на глубине 9,181 НКТL  м:


 cos
10
79,00034,0
)(150
10
79,00034,0
)cos(
)20/()20/( 67,267,2







 НКТжсуэкжсу DQ
iн
н
н
DQнффНКТi
LL
L
Т
LHTT
        
(58) 
0,29658,0cos
10
009,079,00034,0
)9,182190(
2190
2,23
150
10
009,079,00034,0
)25cos6,21913268(341
)075,020/(001736,0
)158,020/(0006944,01
67,2
67,2








o
НКТТ
 
Вычисляем значение коэффициента сверхсжимаемости попутного газа в 
НКТ на глубине 9,181 НКТL  м, для этого рассчитаем следующие 
коэффициенты: 
ПРР  и ПРТ - приведенные давление и температура смеси углеводородных 
и неуглеводородных (без азота) газов, определяем по формулам (26), 
(27): 
962,0
)5644,006,29,46(
45,410
21



ПРP ;  
 
 ; 
 
Из полученных значений находим коэффициент сверхсжимаемости попутного 
газа без азота: 
 если 0< ПРP <4  и 1,17< ПРT <2,то 
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884,0525,1/962,00161,0)135,0
73,0525,1
18,0
(962,01 1,645,31 

az
 далее находим коэффициент сверхсжимаемости азота по (30): 
97,045,4)2730,296(105641z
2730,296/7,1471,313
1a 
 ; 
 затем находим коэффициент сверхсжимаемости попутного газа по (31): 
8857,002,097,0)02,01(884,0z1  ;   
- Вычисляем объемный расход газа через среднее сечение 1-го участка 
колонны по (27) без слагаемого с сомножителем Га   и  1 ФВФН КК , 843,0Ê Ñ 
. Вычисляем для этого газосодержание в среднем сечении первого участка и 
газосодержание на входе в насос, используя рисунок 11: 
151 нГ м
3/м3; 
22нвхГ м
3/м3; 

 ;/000181,0)]53,645,4()53,69,15)(843,01[(04,015,0
)]2215()1522)(843,01)[(04,01(
43,42,273
0,2961013,08857,00006944,0
3 cм
QГ





 
- Затем рассчитываем значение приведенной скорости газа по (23), 
скорости жидкости и скорости ГЖС в среднем сечении 1-го участка НКТ: 
41,0
075,014,3
000181,04
21.



ГПР м/с; 
573,0006273,0157,041,01 СМ м/с; 
- вычисляем по (31) значение  второй критической скорости потока: 
4177,0)075,081,9(487,0 5,02. КР м/с; 
- Определяем тип и структуру потока водонефтегазовой смеси через 
среднее сечение 1-го участка НКТ.Так как 5,0β 1ÂÆ  , 7,01 СРP и  2.1 КРСМ    то 
смесь относится к типу (Н+Г)/В и имеет эмульсионно-пузырьковую структуру. 
- Вычисляем значения поверхностного натяжения между фазами ГЖС по 
(32),(33),(34): 
0164,0)3050,296(107210 6)45,405,058,1(1 

НГ Н/м; 
05827,010 )45,401,019,1(1 

ВГ Н/м; 
04187,00164,005827,01 НВ Н/м; 
- вычисляем вязкость внешней фазы (воды) по (37) при 1СРР  и 1НКТТ : 
 
  002,110
1000101010380014,0
2730,2960065,0
7
1 




В ;смПа   
- кажущуюся вязкость жидкой части ГЖСберем из схемы разработки: 
0084,0μ 1æ  сПа ; 
- затем вычисляем истинную долю газа в смеси по (38): 
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385,0
0011,0
0084,0
067,0
06245,0
23,0573,0
41,0
0011,0
0084,0
01,0
44,083,01
















е
Г  
- вычисляем истинную долю нефти в жидкости трехфазного потока, 
поскольку внутренней фазой из двух жидкостей является нефть: 
961,0
006273,0157,0
157,0
..
. 




ВПРНПР
НПР
Н


; 
- находим долю нефти в жидкой части потока по (39): 
039,0961,011 ВЖ ; 
- вычисляем истинное водосодержание по (40) и нефтесодержание по 
(41) в ГЖС на участке 1: 
024,0)385,01(039,01 В ; 
591,0)385,01(961,01 Н ; 
- делаем проверку результатов оценки значений истинных долей фаз в 
трехфазном потоке: сумма долей фаз должна быть равна 1: 
0,591+0,024+0,385=1 
- вычисляем значение плотности попутного газа при 1СРР  и 1Т  по (42): 
4,61
0,2961013,08857,0
2,29345,4
25,1 


Г кг/м
3; 
- вычисляем значение числа Рейнольдса потока ГЖС по (59): 
 
(59) 
 
1527)41,04,61006273,0,01010157,07,888(
0084,0
075,0
Re   
 
- Определяем значение 1СМ  по (60), поскольку полученное значение 
Рейнольдса меньше 2000, 
0042,0
Re
64
1 СМ ;                                                                                       (60) 
 
- вычисляем по (18) значение 1L  во втором приближении 



o
6
i
25cos)4,61385,01010024,07,888591,0(81,9
103,0
L  
07,59
41,0
385,0
47,61
006273,0
024,0
1010
157,0
591,0
7,888
075,02
042,0
1
222










м 
 
 ггввнн
см
г
см
D


Re
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Затем Рассчитываем значения 2L …… 12L  , колонны НКТ аналогично 
расчету 1L . Результаты расчетов приведены в таблице 11. 
 
Таблица 11 – Результаты расчетов колонне НКТ 
  0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 
Pсрi 
МП
а 
- 4,45 4,75 5,05 5,35 5,65 5,95 6,25 6,55 6,85 7,15 7,45 7,75 
 Pi 
МП
а 
- 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 
 Li м - 
59,0
7 
57,3
7 
55,67 53,97 52,27 50,57 48,87 46,17 44,67 
42,4
7 
41,37 40,37 
Pi 
МП
а 
4,
3 
4,6 4,9 5,2 5,5 5,8 6,1 6,4 6,7 7 7,3 7,6 7,9 
Lpi м 0 
59,0
7 
116,
44 
172,1
1 
226,0
8 
278,3
5 
328,9
2 
377,7
9 
423,9
6 
468,6
3 
511,
1 
552,4
7 
592,8
4 
 
 Далее определяем длину участка  L6 колонны НКТ от сечения, где 
давление равно НАСДP . , до глубины спуска насоса 2190LH  м: 
15985922190L13  м; 
 Вычисляем перепад давления на длине 
6L  колонны НКТ, учитывая, что 
на этом участке течет водонефтяная смесь, не содержащая свободного газа. 
Учитывая коэффициент сепарации и пренебрегая газом, оставшимся после 
сепарации, примем что на шестом участкеколонны НКТ течет смесь со 
следующими параметрами: ВХНН bb .6  , ВХНН .6   . Расчет выполняем следующим 
образом: 
 находим по формуле (10) объемный коэффициент нефти 
05,1)(.6  ВХВХНН Pbb ; 
 вычисляем по формуле (9) плотность нефти 
880)(.13  ВХВХНН P кг/м
3; 
 вычисляем 13ВЖ  по формуле (10) 
0385,0
1
04,0
1
05,11
1
13 













ВЖ ; 
 рассчитываем среднюю скорость смеси, учитывая, что 0ГQ , 1Вb :
 
151,0
075,014,3
40385,0)0385,01(05,10006944,0
213



см  м/с; 
 вычисляем по формуле(31) значение второй критической скорости 
потока 4177,0)075,081,9(487,0 2/12. кр м/с; 
 определяем тип и структуру смеси. Так  как  0385,013 ВЖ 5,0 , и 
213 КРСМ    смесь относится к Н/В и имеет эмульсионную структуру; 
 затем определим объемные расходы нефти и попутной воды, пользуясь 
формулой (19) 
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0006721,005,1)04,01(0006944,013 НQ м
3/с; 
000038577,004,00006944,013 ВQ м
3/с; 
 находим приведенные скорости нефти и воды с помощью формулы (20) 
;/157,0
075,014,3
0006921,04
213.
cмНПР 


  
;/006273,0
075,014,3
001128,04
213.
cмВПР 


  
 вычисляем истинную долю нефти в жидкости, поскольку поток 
эмульсионный: 
957,0
006273,0157,0
157,0
13.13.
13.
6 




ВПРНПР
НПР
Н


  
 вычисляем среднюю температуру потока по (60), предварительно 
вычислив расстояние от устья до середины шестого участка НКТ 
 
13915,015985925,0
131212
 LLL
p
м; 
 
 кажущуюся вязкость жидкости находим из схемы разработки 
0084,013 ж сПа  
 
Вычисляем значение Рейнольдса потока по формуле (59) 
05,7907)043,01010957,0880(
0084,0
075,0
Re13   
 Определяем значение СМ  по формуле (62), поскольку полученное 
значение числа Рейнольдса больше 2000. Приведенный коэффициент 
гидравлического трения для водонефтяного потока 1  
 
0336,0
075,0
1015
7907
68
11,0
25,0
6
13 




 


СМ  
 Вычисляем значение 13P по формуле 


















2
.
2
.
13
136
13
13 cos
10
ВiПР
Вi
Вi
НiПР
Нi
Нi
НКТ
СМ
ж
D
g
L
P 




                           
(61) 
 
5,1206027,0
043,0
1010
157,0
958,0
880
06,0
0336,0
25cos88081,9
10
1598
P 22o
613














МПа 
 
Распределение давления в колонне НКТ показано на рисунке 15 
Давление на выходе из насоса равно 6,53 МПа. Давление, которое требуется 
для работы системы скважина – УЭЦН с заданным дебитом жидкости, 
определяется следующим образом: 71,1253,65,20  ВХВЫХС РРР МПа 
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Рисунок 15 – Распределение давление в колонне НКТ 
    
Вычисляем среднюю температуру продукции в насосе по формуле 













2
1
2
11
10
10
70,00034,0
)cos( 6
)20/(. 67,2
НДНСРЖН
ВХ
ВЫХ
DQНФФСРН С
РРG
LНТТ
ЭКЖСУ 
 (62) 
;4,299
2
1
42,02
1
9,042,0
1
2190880
53,65,20
10
10
009,070,00034,0
)25cos29103290(307
6
)158,020/(0006944,0. 67,2
















o
СРНТ
 
где 880 – средняя плотность продукции (кг/м3) в насосе, принятая приближенно 
равной плотности жидкости в насосе. 
Далее вычисляем среднеинтегральный расход жидкой части продукции 
через насос. Интегрируя выражение (61) иподставляя (62), получим: 
 










 
НАСД
ВХ
P
P
НАСДВЫХЖЖ
ВХВЫХ
ЖСР PPQdPQ
PP
Q
.
.
1
                                           
(63) 
    ВСУЖСУВСУВХННФНВХНЖСУЖ QbbКbQQ   1..                                    
(64) 
 BА
PP
Q
ВХВЫХ
ЖСР 


1
                                                                                  
(65) 
 
);(
)(5,0)())(()1(
.
22
.. .
ВХНАСДВСУЖСУ
ВХФНВХНАСДВХНАСДФНВХВСУЖСУ
РРQ
РРКРРРРКРQA
НАСД




 где α – коэффициент при P в уравнении (4), а τ свободный член в этом же 
уравнении; 9,0ФНK ; 
  );()1)()(( .. НАСДВЫХВСУВСУФНФНВХЖСУ РРРККРQB НАСД    
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;0008135,0)53,69,7(04,00006944,0
)53,69,7(0292,09,05,0)53,69,7(2203,1
)53,69,7)(9,00292,00292,0(53,6
)04,01(0006944,0A 22













 
 
;00018466,0)9,75,20(
04,0)04,01)(9,70292,09,02203,1)9,00292,00292,0(53,6(0006944,0B


 
подставляя значения (65) и (66) в (67) получим: 
  000716,00018466,00008135,0
53,65,20
1


ЖСРQ м/c 
Вычисляем среднеинтегральный расход попутного газа через насос, для 
этого интегрируем выражение (66), подставляя в него выражение (64)и 
пользуясь функцией на рисунке 15 
 

НАСД
ВХ
Р
Р
Г
ВХВЫХ
ГСР dPQ
РP
Q
.
1
                                                                              
(66) 
    
  










)())(1(
)(1)1( ...
ВХФВВХНАССВСУГ
ВХННФНВХННАСНСВСУ
СТ
СРСТСРЖСУ
Г
РРКРPК
ГГКГГК
РТ
ТРzQ
Q


(67)
 
получим следующее выражение 
 CBA
РРТ
ТРzQ
Q
ВХВЫХСТ
СPСТСРЖСУ
ГСР 



)(
                                                                (68) 
 ВХВХНАССВСУ
ВХ
НАСД РРPК
Р
P
A  ))(1)(1(ln . 
                                             
(69) 
 ВХФВВХНАСС
ВХ
НАСД
ВСУГ РКРPК
Р
P
В  ))(1(ln .
                                         
(70) 
 ГВСУФВФНВХНАСД ККРPС   )( . (73) 
где СРz - определяем с помощью программы в Excel при СРНТ .  и ВХР  ( 88,0СРz );  
α – коэффициент в (4) при Р; 1,0ФВК ; 
 Далее решаем (70) – (73): 
  4,1553,6)53,69,15)(843,01)(04,01(
53,6
9,7
ln1803,10A  ; 
  0242,053,61,0)53,69,15)(843,01(
53,6
9,7
ln04,015,0 В ; 
  1857,015,004,01,015,09,0)53,69,7( С ; 
  51089,61857,00242,04,15
)53,65,20(2,293
4,2991013,088,00006944,0 


ГСРQ м
3/c; 
Вычисляем среднеинтегральный расход ГЖС, как сумму интегральных 
расходов жидкой части и попутного газа: 
0007849,0000716,00000689,0 СРQ м
3/с; 
 Далее рассчитываем массовый расход (кг/с) через насос по формуле 
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)))(
)(1(())1((
.
.
НВХНАСНС
НАСНВСУГСУЖСУВСУВСУВСУНСУЖСУ
ГГК
ГQQm

 
                 
(71) 
;/66,0)))2200,48(843,0
00,48)(04,01((6,00000689,0)04,01010)04,01(910(000716,0
cкг
m


 
Вычисляем среднеинтегральную плотность продукции в насосе по 
формуле 
840
0007849,0
66,0

СР
СР
Q
m
 кг/м3;                                                                    (72) 
Вычисляем напор, который необходим для работы системы скважина – 
УЭЦН с заданным дебитом по (80): 
1695
84081,9
)53,65,20(10)(10 6
6







СР
ВХВЫХ
g
РР
Н

м;                                             (73) 
 Рассчитываем среднеинтегральное газосодержание в насосе по формуле 
087,0
10849,7
1089,6
4
5








СР
ГСР
ЖСРГСР
ГСР
ГСР
Q
Q
QQ
Q
 ;                                                (74) 
Определяем кажущуюся вязкость жидкости в насосе  
0091,0
жн
 сПа ; 
Вычисляем значение коэффициента QК  для учета влияния вязкости на 
подачу по формуле (75) 
936,0
0007849,048,852
0091,054
1
1
)(
54
1
1
3/23/2








СРСР
жн
Q
Q
К


;                                      (75) 
 Вычисляем напор по формуле (79) 
9106,0
0091,0/8400007849,0
75,2
1
1
/
75,2
1
1
3/23/2







жнСРСР
Н
Q
К

;               (76) 
Вычисляем значения подачи и напора, которые должен иметь насос при 
работе на воде, чтобы расход ГЖС был 0,007849 м3/с, а напор 1695 м 
4,72
936,0
8,67

Q
СР
В
К
Q
Q м3/сут; 
4,1861
9106,0
1695

Н
С
ВС
К
Н
Н м; 
 
Выбираем насос который удовлетворял бы заданным условиям. Такой 
установкой является 400P4 (320ст.);  
Проверяем, удовлетворяет ли насос условиям: 
 25,1/65,0 . 
П
ОПТВB QQ  
 HНН
П
ОПТВВС  .  
При этом, 398
5,62023,09,3
224095,0
023,09,3
95,0
.
. 






П
ОПТВ
П
ОПТВ
Q
Н
H  м; 
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032,1/ . 
П
ОПТВB QQ  
1862.  НН
П
ОПТВ  
Найденные значения удовлетворяют данным условиям. 
В комплект выбранной установки, кроме насоса, входят 
электродвигатель 450 MSP 67 л.с номинальной мощностью 67 кВт.538GSER 
(потребляемая мощность - 0,8 кВт). 
Определяем вероятное значение кпд насоса при работе на воде 
33,0)
1862
398
1(43,0)1(
.



П
ОПТВ
П
ННВ
Н
Н
  
Затем находим кпд выбранного насоса при работе в скважине согласно 
формул (49),(50) 
66,4961
0091,0
5,62840103413
β
3/26
μ 



; 
187,0)82,166,4961(lg60,03,0 Н ; 
Следующим действием вычисляем мощность, которую будет потреблять 
насос при откачке скважинной продукции, по формуле 
 
ГС
CMH
CPHHQBCB
H N
gKKHQ
N 



.
6
.
104,86 

                                                             
(77) 
где ГСN – мощность, потребляемая газосепаратором( )1ГСN  
511
187,0104,86
81,9840906,0936,04,186164
N
6H



 кВт 
Сопоставляем значение HN  со значением номинальной мощности 
штатного двигателя 
ДШN
 выбранной установки. Проверяем, выполняется ли 
условие 3,1/ HДШ NN , где 1,3 – коэффициент запаса мощности двигателя: 
314,1
51
67
 запас мощности при этом 165167N   кВт 
 
5.9Выводы по подобранному оборудованию 
 
В результате подбора насоса по методике Ляпкова П. Д. было подобрано 
следующие глубиннонасосное оборудование:  
1. Насос 538P4SSD (320 ст); 
2. ПЭД 450 MSP 67 л.с.; 
3. Газосепаратор 538GSER; 
4. Трубы НКТ 89x7 – 365 шт.; 
5. Клапан обратный; 
6. КЦТПС (мембрана); 
Основным осложняющим фактором при механизированной добыче 
станет отложения смол и парафинов в НКТ и насосе, обусловленное низкой 
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температурой пласта Як-III-VIIи высокой долей газа в потоке. В качестве 
решения проблемы необходимо проводить промывки горячей нефтью с 
циркуляцией через насос или произвести постоянное ингибирование через 
затрубное пространство. 
 
 
5.10 Расчет с помощью программных продуктов 
 
Подбор насоса методикой П. Д. Ляпкова занимает много времени, для 
сокращения временных затрат используют программные комплексы RosPumpи 
SubPump. 
Инженер вводит необходимые данные в программу и выбирает, что 
необходимо рассчитать с помощью программы – суммарный дебит флюида, 
давление на приеме насоса или глубину установки насоса. По информации о 
двух из этих трех параметров программа рассчитывает недостающий параметр. 
После того, как добывающая система спроектирована полностью, можно 
использовать систему отбора насосов для поиска всех возможных насосов или 
насосов определенного производителя, которые отвечают проектным 
критериям для добывающей системы. Затем из списка насосов выбирается 
определенный насос и вычисляется количество ступеней для заданного 
значения частоты. Если количество ступеней, необходимое для получения 
требуемого напора, превышает максимально возможное количество ступеней 
для данного насоса в одном корпусе, выдается предупредительное сообщение. 
Затем из списка двигателей выбирается двигатель для привода насоса. Вы 
можете учесть в расчете скольжение двигателя. Диалоговое окно выбора кабеля 
позволяет выбрать кабель и рассчитать напряжение в скважине или проверить 
напряжение на поверхности для питания электродвигателя. Режим анализа 
зависимости от параметров позволяет вносить изменения в базовый вариант и 
создавать до четырех дополнительных вариантов для сравнения. 
Произведем подбор оборудования для скважины № 305 используя 
программные комплексы RosPump и SubPump и сравним полученные 
результаты. 
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Таблица 12 –  Исходные данные 
  
№ Наименование параметров 
Обозначе
ние 
Единица 
измерения 
Значение 
1 
Пластовое давление, приведенное к верхнему 
ряду отверстий фильтра эксплуатационной 
колонны 
ПЛР  МПа 14,5 
2 
Температура продукции у верхних отверстий 
фильтра, практически равная температуре 
пласта 
 К 307 
3 
Расстояние по вертикали от устья скважины до 
верхних отверстий, фильтра ее 
эксплуатационной колонны 
 М 3100 
4 Зенитный угол     
В 
программе. 
5 
Внутренний диаметр эксплуатационной 
колонны в месте размещения электродвигателя 
УЭЦН 
 М 0,158 
6 Коэффициент продуктивности скважины К  м3/сут.МПа 18,67 
7 Давление в выкидной линии  МПа 2,6 
8 
Технологическая норма отбора жидкости из 
скважины, приведенная к стандартным 
условиям (дебит скважины) 
ЖQ  м
3/сут 1100 
9 Внутренний диаметр колонны НКТ  М 0,0886 
10 
Давление насыщения нефти попутным газом по 
данным однократного разгазирования нефти при 
температуре пласта 
НАСР  МПа 15,9 
11 
Газовый фактор нефти, то есть приведенное к 
СУ количество газа, выделяющегося из нефти 
при снижении давления от НАСР  до Р =0,1013 
МПа при ПЛТ  
ННГ .  м
3/м3 62,2 
12 Плотность попутного газа при СУ ГСУ  кг/м
3 0,69 
13 Объемная доля азота в попутном газе при СУ 
АУ   0,02 
14 Плотность нефти при СУ  кг/м3 902 
15 
Объемная доля попутной воды в добываемой из 
скважины жидкости при СУ ВСУ
   0,44 
16 Плотность попутной воды при СУ  кг/м3 1010 
17 
Коэффициент растворимости попутного газа в 
попутной воде. Г
а   0,15 
ФТ
ФH
ЭКD
ЛР
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1. Делаем описание файла: месторождение, куст, скважина, 
продуктивный пласт и инициалы инженера производившего расчет; 
 
 
Рисунок 16 - Месторождение, пласт и инициалы инженера 
 
 
Рисунок 17 -  Скважина 
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2. Задаем конструкцию скважины;
 
Рисунок 18 - Конструкция скважины 
 
 
Рисунок 19 - Характеристики 
 72 
 
3. Задаем PVTсвойства и выбираем необходимые корреляции свойств; 
 
Рисунок 20 - PVT свойства 
 
Рисунок 21 - Корреляции разрезов 
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4. Задаем параметры от ГДИС для построения индикаторной кривой; 
 
Рисунок 22 -  Индикаторная кривая 
 
Рисунок 23 -  Параметры от ГДИС 
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5. Определяем глубину спуска из возможных величин; 
 
Рисунок 24 - Определение глубины спуска 
6. Подбираем оборудование из каталога 
 
Рисунок 25 - Подбор оборудования 
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Рисунок 26 - Выбор оборудования 
 К сожалению, база погружного оборудования, имеющейся версии 
SubPump ограничена максимальным значением подачи 1100 бареллей в сутки 
(около 155 т/сутки). На этом подбор в данном программном комплексе был 
окончен, ввиду невозможности обеспечения требуемого дебита. 
7. Проверка полученных результатов на узловом графике и 
корректировка значений. 
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Рисунок 27 - Узловой график 
В результате подбора оборудования для скважины №305 Ванкорского 
месторождения было подобрано следующее оборудование: 
1. Насос CentriLift 538P75-SSD-1325 с дополнительной секцией 
CentriLift MVP-538G110-SSD-115 
2. ПЭД 562Centrilift-KMH-J-598-2555B 
3. Газосепаратор 538GSP 
4. НКТ 102x6,5 – 314 шт. 
5. Плоский кабель Centrilift - L3203027 1880 м. 
Сделав подбор оборудования для скважин в данных программных 
комплексах можно сделать следующие выводы о преимуществах и недостатках: 
 
Таблица 13 – Сравнительная характеристика программных комплексов 
SubPump, RosPump 
SubPump RosPump 
+ 
Понятный, простой интерфейс Возможность работы с большим кол. Скважин 
Возможность выбора любой системы 
измерения 
Возможность подключения других модулей: 
«ФОН», «Солеотложения» 
 Подбор ШСНУ 
 Большой, постояннообновляющийся, каталог 
оборудования 
– 
Необходимость обновления каталога 
оборудования 
Использование только в корпоративной  сети 
ОАО НК «Роснефть» 
Ввод всех параметров в ручную  Малый выбор корреляций 
Сложность в учете инклинометрии 
скважины 
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6 БЕЗОПАСНОСТЬ И ЭКОЛОГИЧНОСТЬ 
 
АО «Ванкорнефть» является крупнейшим предприятием в сфере добычи 
нефти и газа Красноярского края и особо относится к решению вопросов 
промышленной безопасности, охраны труда сотрудников и экологическим 
нормам производства. 
Работником непосредственно обслуживающим нефтяные скважины 
является оператор по добыче нефти.  
В данной главе рассматривается вопрос анализа опасных и вредных 
производственных факторов, условий труда и мероприятий, направленных на 
создания комфортных условий труда на рабочем месте оператора по добыче 
нефти. Также был проведен расчет параметров пропускной способности 
предохранительного пружинного клапана, установленного на компрессоре-
ресивире в замерной установке на кустовой площадке. 
 
 
6.1 Производственная безопасность 
Рабочим местом оператора являются следующие объекты: кустовая 
площадка, ПКУ, БТВН (АГЗУ). Работник каждую смену подвергается 
воздействию вредных и опасных производственных факторов. 
Документами, регулирующими предельно допустимую концентрацию 
веществ в воздухе, являются ГОСТ 12.1.005-88 «Требования к воздуху рабочей 
зоны» и ГН 2.2.5.1313-03 «Предельно-допустимые концентрации (ПДК) 
вредных веществ в воздухе рабочей зоны».   
При одновременном содержании в воздухе рабочей зоны нескольких 
вредных веществ однонаправленного действия (по заключению органов 
государственного санитарного надзора) сумма отношений фактических 
концентраций каждого из них (K1, K2 ... Ki) в воздухе к их ПДК (ПДК1, ПДК2  
ПДКi) не должна превышать единицы. 
 
                  6.2Анализ опасных и вредных производственных факторов 
 
Основными химическими веществами, применяемыми в цеху добычи 
нефти и газа являются: 
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Таблица 14 – Вредные и опасные вещества, применяемые при добыче нефти на 
Ванкорском месторождении 
№ 
 
Вещество 
Х
и
м
и
ч
. 
Ф
о
р
м
у
л
а 
П
Д
К
, 
ср
ед
н
есм
ен
н
ы
й
, 
м
г/м
3 
К
л
асс 
О
п
асн
о
сти
 
Х
ар
ак
тер
 
в
о
зд
ей
ств
и
я 
н
а 
ч
ел
о
в
ек
а 
Температура
, °С 
Н
К
П
Р
, В
К
П
Р
, %
 о
б
. 
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сп
ы
ш
к
и
 
С
ам
о
в
о
сп
л
а
м
ен
ен
и
я
 
1 
Органические газы 
и пары 
С2-10 
-Н6-24 
 
300 
 
4 
Вызывают 
неустойчив
ость 
нервной 
системы, 
зуд кожи 
17-
44 
255-
450 
1,3/6,5 
2 
Ингибитор 
гидратообразовани
й, ХПП -004, 
СОНГИД 
СН4O 
 
5 3 
Отравлени
е 
6 440 
6,98/34
,7 
3 
Сероводород 
H2S 10 2 
Отравлени
е 
- 260 4/46 
4 Угарный газ CO 20 4 
Удушие, 
головокру
жение 
- 610 12,5/74 
5 
Ингибитор 
коррозии 
(Кватрамин) 
С13H18
N2O4 
3 3 
Отравлени
е 
40 262 - 
6 
Растворитель 
АСПОПральт 
C7H8 150 3 
Отравлени
е 
10 290 - 
 
Ванкорское месторождение находится в районе Крайнего севера, где 
температура воздуха может доходить до -60º C зимой и до +30º C в летние 
месяцы. Гигиенические требования к микроклимату производственных 
помещений. Санитарные правила и нормы СанПиН 2.2.4.548-96 и ГОСТ 
12.1.005-88 «Общие санитарно-гигиенические требования к воздуху рабочей 
зоны», дают следующие нормирование: 
 
Таблица 15  – Классификация категорий работ в различный период года 
Период года 
Категория 
работ 
Температура, °С 
Относительная 
влажность, % 
Скорость 
движения, 
м/с 
  Оптимальная 
Оптимальная на 
рабочем месте, не 
более 
Оптимальная, 
не более 
Холодный IIб 17-19 40-60 0,2 
Теплый IIб 20-22 40-60 0,3 
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Нормирование освещения осуществляется на основании СНиП 23-05-95* 
«Естественное и искусственное освещение».  Основные показатели приведены 
в таблице 16: 
 
Таблица 16 – Показатели производственного освещения  
Х
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Малой 
точност
и 
1-
5 
V Б 
Малый 
Средни
й 
Средни
й 
Темный 
200 40 20 3 1 1,8 0,6 
 
Источником производственного шума является трансформаторы 
электрического тока, система охлаждения станций управлений, работа скважин, 
строительные работы, проводимые подрядными организациями по наряд-
допуску. 
Нормирование происходит по СН 2.2.4/2.1.8.562-96 «Шум на рабочих 
местах, в помещениях жилых, общественных зданий и на территории жилой 
застройки». 
В качестве характеристики постоянного широкополосного шума на 
рабочих местах принимать уровень звука в дБА, измеренный на временной 
характеристике «медленно» шумомера, определяемый по формуле 
 
0
lg20
P
P
L AA  ,                                                                                                 (78) 
 
где РА – среднеквадратичная величина звукового давления с учетом коррекции 
«А» шумомера, Па. 
В соответствии с этим документом, уровень шума на рабочем месте 
оператора по добыче нефти, которые относится к напряженному труду 1 
степени и присуще средняя физическая нагрузка, не должен превышать 60 дБа.  
Нормирование вибраций происходит по двум стандартам – СН 
2.2.4/2.1.8.566-96 «Производственная вибрация, вибрация в помещениях жилых 
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и общественных зданий» и ГОСТ 12.1.012-04 «ССБТ. Вибрационная 
безопасность. Общие требования». 
Основные источники вибрации – механические колебания машин и 
механизмов. 
 
Таблица 17 – Предельно допустимые значения производственной локальной 
вибрации 
Среднегеометрические частоты 
октавных полос, Гц 
Предельно допустимые значения по осям Xл, Yл, Zл 
Виброускорения Виброскорости 
м/с2 дБ м/с дБ 
1 2 3 4 5 
8 1,4 123 2,8 115 
16 1,4 123 1,4 109 
31,5 2,8 129 1,4 109 
63 5,6 135 1,4 109 
125 11,0 141 1,4 109 
250 22,0 147 1,4 109 
500 45,0 153 1,4 109 
1000 89,0 159 1,4 109 
Корректированные и 
эквивалентные 
корректированные значения и 
их уровни 
2,0 126 2,0 112 
 
Источником электрических полей на рабочем месте оператора являются 
вычислительные машины, стоящие в пункте контроля и управления, 
трансформаторы электрического тока  и станции управления УЭЦН. 
Нормируемыми параметрами электрического поля промышленной 
частоты является напряженность электрического поля Е (кВ/м), магнитного 
поля промышленной частоты - магнитная индукция В или напряженность 
магнитного поля Н, измеряемые соответственно в мТл, мкТл и кА/м. 
Согласно СанПиН 2.2.4.1191-03 предельно допустимый уровень 
напряженности ЭП на рабочем месте в течение всей смены устанавливается 
равным 5 кВ/м. При напряженностях в интервале больше 5 до 20 кВ/м 
включительно допустимое время пребывания в ЭП Т (час) рассчитывается по 
формуле: 
 
Т = (50/Е) - 2,                                                                                                 (79) 
 
где Е – напряженность ЭП в контролируемой зоне, кВ/м; 
Т – допустимое время пребывания  в  ЭП  при  соответствующем  уровне 
напряженности, ч. 
При напряженности свыше 20 до 25 кВ/м допустимое время пребывания в 
ЭП составляет 10 мин. Пребывание в ЭП с напряженностью более 25 кВ/м без 
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применения средств защиты не допускается. Допустимое время пребывания в 
ЭП может быть реализовано одноразово или дробно в течение рабочего дня.  
Предельно допустимые уровни напряженности периодических 
(синусоидальных) МП устанавливаются для условий общего (на все тело) и 
локального (на конечности) воздействия. 
 
Таблица 18 – Допустимые уровни МП 
Время пребывания (час) 
Допустимые уровни МП, Н (А/м)/В(мкТл) при воздействии 
Общем Локальном 
<= 1 1 600 / 2000 6400 / 8000 
2 800 / 1000 3200 / 4000 
4 400 / 500 1600 / 2000 
8 80 / 100 800 / 1000 
  
При необходимости пребывания персонала в зонах с различной 
напряженностью (индукцией) МП общее время выполнения работ в этих зонах 
не должно превышать предельно допустимое для зоны с максимальной 
напряженностью. Допустимое время пребывания может быть реализовано 
одноразово или дробно в течение рабочего дня. 
Замеры, сделанные при аттестации рабочего места, показали 
максимальные значения напряженности 15 кВ/м и магнитного поля в 834 мкТл. 
Напряженность электростатического и магнитного поля находятся в переделах 
допустимых при нахождении оператора на рабочем месте в течение рабочей 
смены. 
 
6.3 Обоснование и разработка мероприятий по снижению уровней опасного 
и вредного воздействия и устранению их влияния на работающих 
В соответствии с приказом № 443 «Типовые нормы бесплатной выдачи 
сертифицированных специальной одежды, специальной обуви и других средств 
индивидуальной защиты работникам, занятым на работах с вредными и (или) 
опасными условиями труда, а также на работах, выполняемых в особых 
температурных условиях или связанных с загрязнением, в организациях 
нефтегазового комплекса» работнику работающему в должности оператора по 
добыче нефти и газа должно быть выдано:  
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Таблица 19 – Норма выдачи СИЗ по должности оператор ДНГ 
№ Наименование Количество / срок 
1 Костюм для защиты от воды из синтетической ткани с пленочным 
покрытием 1 на 2 года 
2 Комбинезон для защиты от токсичных веществ из нетканых 
материалов До износа 
3 Футболка 4 на 2 года 
4 Головной убор 1 на год 
5 Ботинки или сапоги кожаные с жестким подноском  1 пара на год 
6 Перчатки с полимерным покрытием 6 пар на год 
7 Перчатки резиновые или из полимерных материалов 6 пар на год 
8 Каска защитная 1 на 2 года 
9 Подшлемник под каску (с однослойным или трехслойным 
утеплителем) 2 на 2 года 
10 Очки защитные открытые До износа 
11 На наружных работах зимой дополнительно:  
12 Костюм из смесовых тканей на утепляющей прокладке или По поясам 
13 Костюм из хлопчатобумажной ткани с огнезащитной пропиткой 
или из огнестойкой ткани на основе полиарамидных волокон на 
утепляющей прокладке По поясам 
14 Белье нательное утепленное 2 комплекта 
15 Жилет утепленный 1 на год 
16 Ботинки  или сапоги утепленные с жестким подноском  По поясам 
17 Валенки По поясам 
18 Шапка-ушанка 1 на 3 года 
19 Перчатки с защитным покрытием, нефтеморозостойкие 6 пар на год 
20 Перчатки шерстяные 6 пар на год 
 
 
6.4 Экологическая безопасность 
Природоохранные мероприятия при разработке Ванкорского месторождения 
направлены на решение следующих основных задач: 
 предупреждение загрязнения недр, подземных вод хозяйственно-
питьевого назначения промышленными стоками и вредными отходами; 
 недопущение проникновения флюидов из продуктивных пластов по 
заколонному пространству в пресные водоносные горизонты в процессе 
строительства и эксплуатации скважин; 
 полное и комплексное извлечение из месторождения всех его полезных 
компонентов; 
 недопущение развития негативных инженерно-геологических процессов. 
С целью максимального сокращения вредных выбросов в атмосферу при 
разработке Ванкорского месторождения предусматривается: 
 закачка большей части (90 %) добытого газа в систему ППД; 
 утилизация оставшейся части (10 %) добытого газа для нужд  
собственного энерго- и теплоснабжения; 
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 применение герметизированных процессов сбора и транспорта нефти, 
исключающих выделение нефтепродуктов в атмосферу; 
 минимизация и сбор утечек от технологического оборудования с 
последующим возвратом их в технологический процесс; 
 организация санитарно-защитной зоны от объектов; 
Для предотвращения аварийной ситуации в компании существует «План 
ликвидации аварий», содержащий порядок действия каждого ответственного 
лица, список лиц для оповещения и их телефоны, перечень требуемых 
технических средств и материалов.  
 
6.4 Безопасность в чрезвычайных ситуациях 
На территории кустовой площадки находятся три помещения в которых 
работает оператор по добыче нефти и газа. Согласно СП 12.13130.2009 
"Определение категорий помещений, зданий и наружных установок по 
взрывопожарной и пожарной опасности": 
БТВН (АГЗУ) по взрывопожарной и пожарной опасности относится к  
категории А (высшая) – помещения содержащие горючие газы (ГГ), 
легковоспламеняющиеся взрывопожаро- опасная жидкости (ЛВЖ) с 
температурой вспышки  не более 28 0С в таком количестве, что  могут 
образовывать взрывоопасные паро- газо- воздушные смеси, при воспламенении 
которых развивается расчетное избыточное давление взрыва в помещении, 
превышающее 5 кПа. Вещества и материалы, способные взрываться и гореть 
при взаимодействии с водой, кислородом воздуха или друг с другом в таком 
количестве, что расчетное избыточное давление взрыва в помещении 
превышает  5 кПа.  
Станции управления УЭЦН имеет категорию В – помещения, в котором 
находятся горючие и трудногорючие жидкости, твердые горючие и 
трудногорючие вещества и материалы (в том числе пыли и волокна), вещества 
и материалы, способные при взаимодействии с водой, кислородом воздуха или 
друг с другом только гореть 
ПКУ категория Д – помещения, в котором находятся негорючие вещества 
и материалы в холодном состоянии. 
 
6.5 Безопасность в чрезвычайных ситуациях природного и 
социального характера 
 
Электроустановки должны монтироваться и эксплуатироваться в 
соответствии с Правилами устройства электроустановок (ПУЭ-7), Правилами 
технической эксплуатации электроустановок потребителей (ПТЭ), Правилами 
техники безопасности при эксплуатации электроустановок потребителей (ПТБ) 
и другими нормативными документами. 
При  эксплуатации  скважин  УЭЦН  увеличивается  зона  поражения  
электрическим  током.  Одним  из  наиболее слабых узлов УЭЦН является 
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силовой кабель. Повреждения кабельного ввода электродвигателя заключается 
в пробое электрической изоляции ввода с последующим коротком замыканием 
жил кабеля между собой и на корпус электродвигателя. 
Основные средства для защиты от электрического тока: 
 защитное отключение, позволяющее в случае замыкания или 
неисправности какого-либо оборудования предотвратить несчастный случай;  
 применяют такие электрические схемы изделий, которые исключают  
самопроизвольное включение или отключение изделия; 
 зануление, согласно ПУЭ, корпусов электроприводов, трансформаторов, 
сварочных аппаратов, светильников; 
 для обеспечения защиты человека от поражения электрическим током 
изолируют части изделий, доступные для прикосновения; 
 на металлических частях оборудования, которые могут оказаться под 
напряжением, конструктивно предусмотрены видимые элементы для 
соединения с защитным заземлением; 
 для защиты емкостей, насосов и узла налива в автоцистерны выполнены 
три молниеприемника высотой 25 метров. 
Количественную оценку тяжести и напряженности трудового процесса 
следует проводить в соответствии с Руководством 2.2.2006-05 «Руководство по 
гигиенической оценке факторов рабочей среды и трудового процесса. Критерии 
и классификация условий труда».  
Комплексный  анализ рабочего места в соответствии с таблицами 
показал, что деятельность оператора ДНГ, работающий вахтовым методом по 
12 часовой смене, относится к напряженному труду 1 степени и средней 
физической нагрузке. 
Для сброса среды в атмосферу при повышении давления 
сверхдопустимого в трубопроводах используется предохранительный клапан. 
На кустовой площадке находятся 3 предохранительных клапана, рассчитаем 
необходимую пропускную способность предохранительного клапана на 
компрессоре-ресивере установленным в БТВН (АГЗУ).   
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Таблица 20 – Исходные данные для расчета 
Параметр Обозначение Значение 
Температура перед клапаном, °С T 15 
Наибольшее избыточное давление перед клапаном, МПа Р1 1,1 
Наибольшее избыточное давление за клапаном, МПа Р2 0,0 
Плотность газа перед клапаном, кг/м3 С 1,3 
Площадь минимального сечения клапана 
типаAndersonGreenwood Серия 200, мм2 
F 825 
Коэффициент расхода для газообразных сред α1 0,8 
Показатель адиабаты K 1,15 
Максимально возможный приток среды в 
аппарат в случае аварии, кг/ч 
Gaв 1500 
 
ρ0,1)(PFαB3,16G 113г  ;                                                                      (80) 
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
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 ;                                                                          (81) 
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Т. к. β< βкр, то 
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Тогда пропускная способность клапана 
 
150023801,30,1)(1,18250,89137,03,16Gг    кг/ч. 
 
Выбранный клапан AndersonGreenwood Серия 200 удовлетворяет 
требованиям, т. к. пропускная способность клапана больше максимально возможного 
притока газа в случае аварии компрессора.
 
 
 
 
 
 
 
 
 86 
 
ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 
В дипломной работе рассмотрено предложение, направленное  на 
повышение эффективности подбора погружного электрооборудования в 
горизонтальных скважинах Ванкорского месторождения, в зависимости от 
геологических характеристик месторождения и физико-химических свойств 
нефти. 
В работе были рассмотрены особенности разработки месторождения, 
проведен анализ параметров действующего фонда с особым акцентом на 
механизированной добыче.  
Произведен анализ осложнений при эксплуатации скважин, рассмотрены 
возможные последствия, предложены эффективные методы борьбы с ними.  
Произведен подбор оборудования  по усовершенствованной методике 
Ляпкова и программных комплексах с сравнением полученных результатов. 
Выработаны определенные рекомендации по повышению эффективности 
работы скважин, с учетом внесенных поправок, и рассчитан экономический 
эффект от их внедрения. В проекте рассмотрен ряд вопросов, касающихся 
условий труда на рабочем месте оператора по добыче нефти и газа и мер по 
защите окружающей среды. 
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СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ 
 
АСПО          -  асфальтосмолопарафиновые отложения                
 
ГРП              - гидравлический разрыв пласта 
  
КВЧ             - количество взвешенных частиц 
 
НД               - насос дозировочный 
 
НКТ             - насосно-компрессорные трубы 
 
ППД             - поддержание пластового давления 
УЭЦН          - установка электроцентробежного насоса
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